Analyse av ukonvensjonell oljeproduksjon i Canada : hvordan vil den kanadiske oljesandindustrien utvikle seg i perioden 2000-2030? by Storrøsten, Halvor Briseid
 Masteroppgave for mastergraden i samfunnsøkonomi  
 
Analyse av ukonvensjonell 
oljeproduksjon i Canada  
 
 
Hvordan vil den kanadiske oljesandindustrien utvikle seg i perioden 
2000-2030? 













Oppgaven ble skrevet på Statistisk Sentralbyrå i Oslo og Økonomisk Institutt ved 
Universitetet i Oslo, i perioden høsten 2005 til våren 2006. Oppgavens modellering av 
oljesandindustrien inngår i Statistisk Sentralbyrå sin FRISBEE modell for det globale olje og 
gassmarkedet.  
 
Jeg vil takke min veileder Knut Einar Rosendahl for meget god veiledning og hjelp med både 
praktiske og teoretiske spørsmål under arbeidet, samt kommentarer til oppgaven. Videre 
ønsker jeg å takke Finn Roar Aune for kjøring av FRISBEE modellen. Takk rettes også til 
ansatte ved Økonomisk Institutt, ansatte ved Statistisk Sentralbyrå og mine medstudenter for 




Oslo, februar 2006 


















Analyse av ukonvensjonell oljeproduksjon i Canada  
 




I desember 2002 utgaven av tidsskriftet Oil & Gas Journal ble Albertas bitumenreserver 
inkludert i Canada sine etablerte oljereserver, hvilket økte disse fra 4,9 til 180 milliarder fat 
(OGJ 2002). Enorme reserver og teknologiske fremskritt gjør ukonvensjonell kanadisk olje til 
en ny og viktig faktor på det globale oljemarkedet i fremtiden.  
 
Oppgaven modellerer oljesandindustrien i perioden 2000-2030 innenfor rammeverket til den 
rekursivt dynamisk partielle likevektsmodellen FRISBEE (Aune et al., 2005). Modellen lar 
profittmaksimerende produsenter tilpasse seg en oljepris diktert av OPEC, gitt 
produksjonskostnader og oljereserver. Ulik produksjonsteknologi gjør det hensiktsmessig å 
dele industrien inn i to feltgrupper: åpne miner og in situ. En sentral del av oppgaven er 
identifikasjon av feltgruppenes produksjonskostnader, reservestørrelser og andre parametere 
nødvendig for FRISBEE simulering. Oppgaven gir også et kvantitativt anslag på de mest 
sentrale miljøkostnadene, men ingen verdsetting av godene som går tapt. Vi finner at 
produksjonskostnadene ligger noe i overkant av 20US$ per fat syntetisk råolje for begge 
feltgruppene. Driftskostnadene varierer sterkt med gassprisen.  
 
FRISBEE modellen ble kjørt i tre prisscenarier: 20, 40 og 60US$ per fat. Scenariet med en 
produsentpris på 40US$/fat brukes som referanse. Dette kjøres også med CO2-kvoter og rask 
teknologisk utvikling. Simuleringen gir at fremtidig produksjonsvekst er robust. Samtidig er 
størrelsesordenen sensitiv overfor endringer i oljepris og teknologisk vekst. I lavprisscenariet 
fant vi at årlig produksjon fra 2005 til 2030 økte med 78 prosent. Tilsvarende tall er 
henholdsvis 483 og 753 prosent i referanse og høyprisscenariet. Hurtig teknologisk utviking 
økte akkumulert produksjon i perioden 2000-2030 med 21 prosent relativt til 
referansescenariet, mens innføring av klimakvoter i 2010 (10US$/tonn) reduserte 





Den empiriske FRISBEE modellen er lite egnet for teoretisk analyse. Det settes derfor opp en 
teoretisk modell som viser hvilke økonomiske mekanismer som ligger bak endringene i 
tilpasning av optimalt produksjonsnivå ved skift i priser, innføring av klimakvoter og 
teknologisk utvikling. Modellen innehar FRISBEE sine mest relevante egenskaper med 
henhold til oppgavens problemstillinger.  
 
Oppgaven konkluderer med at oljesandindustrien vil være en stadig viktigere faktor på det 
globale oljemarkedet i tiden fremover. Canadas samlede oljeproduksjon vil høyst sannsynlig 
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1.1 Bakgrunn for oppgaven 
 
Oppgavens modellering av oljesandindustrien inngår i FRISBEE1 modellen (Aune et al., 
2005). Dette er en rekursiv dynamisk partiell likevektsmodell av det globale olje og 
gassmarkedet, utarbeidet av Statistisk Sentralbyrå. Modellen lar OPEC opptre som et enhetlig 
profittmaksimerende kartell som bestemmer prisen på det internasjonale oljemarkedet. Et mål 
er å finne optimal oljepris fra OPEC sitt ståsted. Bitumenreservene i Canada utgjør verdens 
nest største etablerte reserver, men er dyre å utvinne. Hvordan tilbudet fra oljesandindustrien 
responderer på ulike oljepriser blir dermed høyst relevant for denne problemstillingen. 
FRISBEE kan også brukes til å analysere en rekke andre sider ved det globale olje og 
gassmarkedet, deriblant innføring a CO2-kvoter eller, som i denne oppgaven, framskrivning 
av produksjon i en bestemt geografisk region. 
 
1.2 Oppgavens motivasjon, mål, modellering og oppbygning 
 
I desember 2002 inkluderte Oil & Gas Journal bitumenreservene i Canadas etablerte 
oljereserver. Resultatet var at disse steg fra 4,9 til hele 180 milliarder fat, nok til å rangere 
Canadas oljereserver som verdens nest største (OGJ 2002). Det lave produksjonsnivået, 
relativt til etablerte reserver, tilsier at Canada kan øke produksjonen betydelig i nær fremtid. 
På den annen side har industrien et høyere kostnadsnivå enn konvensjonell produksjon. 
Enorme reserver og høye produksjonskostnader førte til at en del tidlige intertemporære 
studier av oljemarkedet refererte til ukonvensjonell olje som "backstop-teknologi" (se f. eks 
Dasgupta og Heal, 1981, s. 176). Teknologiske fremskritt og daglig produksjon på 994 tusen 
fat i 2004 (CAPP 2005a) indikerer at oljesandindustrien nå i ferd med å "våkne". Mye tyder 
på at industrien vil utgjøre en ny og viktig faktor på det globale oljemarkedet i tiden fremover. 
 
Denne oppgavens mål er å gi en velbegrunnet framskrivning av kanadisk ukonvensjonell 
oljeproduksjon i tidsrommet 2000-2030 i ulike scenarier. Vekt er lagt på potensial for 
kostnadsreduksjoner gjennom teknologisk utvikling, samfunnsøkonomiske miljøkostnader og 
oljesandindustriens sensitivitet for lav oljepris.  
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Modellering av tilbudssiden i markeder for endelige ressurser kan grovt sett deles i to 
hovedtradisjoner:  
 
(i)  Intertemporær modellering hvor produsentene maksimerer nåverdien av den endelige 
ressursen gitt  forventninger om pris (Se f. eks Salant, 1976, Dasgupta og Heal, 1981 
eller Berg et al., 1997 og 2002).  
(ii) Rekursive dynamiske likevektsmodeller hvor likevekt finnes for hver enkelt periode, 
 basert på tidligere og nåværende variabler. Disse modellene har gjerne et kortere 
 tidsperspektiv og opererer med adaptive forventninger (Se f. eks Gately et al., 1997 
eller Burniaux et al., 1992). 
 
FRISBEE tilhører den rekursive tradisjonen. Fremtidig produksjon modelleres ved å la 
profittmaksimerende produsenter tilpasse seg en oljepris diktert av OPEC, gitt 
produksjonskostnader og oljereserver. 
 
Kapittel 2 gir en kortfattet innføring i oljesandindustrien, mens kapittel 3 redegjør for de mest 
relevante deler av modellrammeverket i FRISBEE. Identifikasjon av kostnader, 
reservestørrelser og modellering av produksjon er tema i kapittel 4. Oppgaven gir et 
kvantitativt anslag på de mest sentrale miljøkostnadene, men lykkes ikke i en velbegrunnet 
verdsetting av miljøgodene som går tapt. Dette forhindrer bruk av de reelle 
samfunnsøkonomiske kostnadene i analysen. Redegjørelsen kan likevel tjene til å gi et 
inntrykk av miljøkostnadene, samt hvilke begrensninger de kan legge på fremtidig vekst. 
Selve analysen av oljesandindustrien i perioden 2000-2030 er lagt til kapittel 5. Det simuleres 
her tre prisscenarier med en OPEC oljepris på: 20, 40 og 60US$ per fat. Scenariet med en 
produsentpris på 40US$/fat brukes som referanse og kjøres også med CO2-kvoter og rask 
teknologisk utvikling. Vi finner at fremtidig produksjonsvekst er robust, men at 
størrelsesordenen er sensitiv overfor endringer i oljepris og teknologisk vekst. Analysen 
indikerer at industrien vil kunne bære kostnadene ved innføring av klimakvoter, gitt rimelige 
olje og kvotepriser. FRISBEE er en empirisk modell som ikke er laget for teoretisk analyse. 
Vi setter derfor i kapittel 5 opp en teoretisk modell. Modellen brukes til å forklare de 
økonomiske mekanismene som ligger bak valg av nivå på kapasitetsinvesteringer og 





2. RESSURSMENGDE, BITUMENKARAKTERISTIKK OG 
 PRODUKSJONSTEKNOLOGI 
 
Dette kapitlet tar for seg størrelsen på bitumenreservene i Canada og redegjør svært enkelt for 
noen geologiske aspekter ved oljesandområdene. Videre redegjøres det for ulike 
produksjonsmetoder. Det synes ikke hensiktsmessig å gå for detaljert inn på disse i denne 
oppgaven og enkelte sentrale elementer er utelatt. Kapittel 2 bygger på informasjon fra to 




En illustrasjon av verdens oljereserver er gitt i figur 2.1 (Oil and Gas journal 22/12-03, 
gjengitt i NEB 2004). Grå og svart søyle ved Canada refererer til henholdsvis bitumen og 
konvensjonell olje. Et annet område med store reserver av ukonvensjonell olje er Venezuela 
(tjæresanden i Orinoco), men disse inngår ikke i figur 2.1.  
 
 
Figur 2.1: Verdens oljereserver i 2003 
 
Betydelig reduserte driftskostnader gjennom 90-tallet førte til at tidsskriftet "Oil & Gas 
Jornal" inkluderte Albertas bitumenreserver i Canadas etablerte oljereserver i 2002 (OGJ 
2002). Det fortsatt høye kostnadsnivået gjør klassifikasjonen omstridt. For eksempel har 
British Petroleum foreløpig valgt å holde bitumenreservene utenfor sitt estimat av etablerte 
reserver (www.bp.com), mens det amerikanske energidepartementet inkluderte dem i 2003 




2.2 Oljesand og bitumen karakteristikk 
 
Bitumen er en svart tjæreliknende substans som ved romtemperatur renner svært sakte. I 
Alberta er det gjerne kaldt og konsistensen til bitumen i bakken kan ofte sammenliknes med 
en ishockey-puck. Albertas bitumenressurser er lokalisert i sand og karbonatavleiringene i tre 
regioner definert som Athabasca, Cold Lake og Peace River Oil Sands Areas. Canada har 
også mindre ressursmengder på Melville Island og Canadas Arctic Island Region. 
Oljesandavsetningene består primært av kvarts, slam, leire og bitumen. Det er stor variasjon i 
sammensetning, men en typisk kombinasjon kan være 75-80 prosent uorganisk materiale, 
hvorav 90 prosent er kvartssand. Videre kommer 3-5 prosent vann og 10-12 prosent bitumen 
(NEB 2000, s. 6-7). Karl A. Clark, mannen som utviklet ”Cold Water Extraction” for å 
utvinne bitumen, konkluderte i 1944 med at oljesand i sin naturlige tilstand var ”water-wet”. 
Det vil si at hver sandpartikkel er atskilt fra oljen med en tynn film av vann. Dette var 
nødvendig for enkel separasjon mellom sand og olje. Bitumenressursene i oljesandområdene 
er karakterisert ved høye konsentrasjoner av metaller og en høy rate med karbon mot 
hydrogenatomer, sammenliknet med konvensjonell olje. Dette siste elementet innebærer at en 
må tilsette hydrogen eller fjerne karbon før raffinering i konvensjonelle raffinerier. Den 
gjennomsnittlige sammensetningen i Albertas bitumen er 83,2 prosent karbon, 10,4 prosent 
hydrogen, 4,8 prosent svovel, 0,94 prosent oksygen og 0,36 prosent nitrogen, samt spor av 
tungmetaller som vanadium, nikkel og jern (NEB 2000, s. 7). 
 
2.3 Produksjonsteknologi i oljesandindustrien 
 
En skiller mellom to typer produksjon. De 12 prosent av ressursen som ligger mindre enn 75 
meter under bakken graves ut i åpne miner, deretter varmes oljesanden opp og bitumen skilles 
ut. De resterende 88 prosent hentes ut ved in situ produksjon, hvor oppvarming og separasjon 
foregår i bakken (in situ).  
 
2.3.1  Produksjon ved åpne miner 
 
Før oljesanden kan bli gravet opp må de våte lagene med muskeg2 dreneres. Deretter må dette 
og vegetasjon fjernes. Passende jordmateriale blir i denne prosessen tatt vare på, slik at det 
kan brukes etter bitumenressursen er hentet ut til å gjenetablere landområdene. Prosessene, 
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med henholdsvis utvinning av oljesand fra åpne miner og separasjon av bitumen fra sanden, er 
illustrert i figurene 2.2 og 2.3 (NEB 2000): 
 
 
Figur 2.2: Oljesand fra åpne miner          Figur 2.3: Bitumen fra oljesand 
 
Under laget med muskeg finner vi et lag som består av stein, leire og tørr sand. Dette fjernes 
med enorme gravemaskiner og lastebiler. Overgangen fra graveskovler og transportbelter til 
gravemaskiner og lastebiler på 90-tallet, utvidet grensen for åpne miner fra 50 til 75 meter 
under bakken. Driftskostnadene sank med om lag 50 prosent. Selve oljesanden er gjerne 40 til 
60 meter tykk og ligger på et lag med relativt flat kalkstein. Oljesanden blir etter utgravingen 
knust og blandet med varmt vann i en ”cyclofeeder”3, før den resulterende gjørmeliknende 
substansen fraktes i rør til ekstraksjonsanlegget. Dette kan ligge flere kilometer unna. 
Utvinning av bitumen foregår, svært grovt forklart, som følger: oljesanden ledes til en 
trommel (”Tumbler” i fig. 2.3) hvor den tilsettes damp, varmt vann (850C) og kaustisk soda 
for å muliggjøre utskilling av bitumen. Deretter siles stein og harde gjørmeklumper ut, før den 
pumpes til de primære separasjonsbeholderne (”PSV” i fig. 2.3). Her stiger bitumen til topps 
som skum og strykes av, mens sanden synker til bunns. For å minimere mengden vann og 
faste legemer til oppgraderingsenheten tilsettes en fortynner (nafta) og massen sentrifugeres. 
Avleiringene ("tailings" i fig. 2.3) som følger, er en blanding av vann, sand og fine 
gjørmepartikler. Den tradisjonelle måten å håndtere disse på har vært å lage kunstige dammer 
som avleiringene pumpes inn i, for deretter å vente på at gjørmen blir fast. Dette kan ta flere 
hundre år og medføre omfattende skader på landområdene. I dag blandes gjørmen med en 
type gips som følger som et biprodukt av produksjonen og er forventet å bli fast innen ti år. 
 
Tap av bitumen er henholdsvis 2-3, 6-8 og 2 prosent ved mineprosessen, primær utvinning og 
skumbehandling. Dette gir at om lag 88 prosent av ressursen utvinnes ved åpne miner. 
Utblandet bitumen (bitumen blend) fra åpne miner har om lag 0,3-0,5 prosent faste legemer 
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og 1-2 prosent vann. Dette gjør den uegnet til transport i rør og raffinering i konvensjonelle 
raffinerier (OSTR 2004, s. 25). Den oppgraderes derfor til syntetisk råolje på stedet. 
 
2.3.2 Produksjon in situ 
 
Generelt vil den tjæreliknende bitumenressursen ikke renne under naturlige temperatur og 
trykkforhold i reservoarene. Følgelig må andelen mer enn 75 meter under overflaten varmes 
opp før den kan flyte til en brønn og pumpes opp. Dette kalles termisk produksjon. Et unntak 
er reservoarene i Wabasca og sørlige deler av Cold Lake, hvor biodegraderingen har vært 
lavere og oljen er tilstrekkelig flytende til å åpne for primær/kald produksjon. Både termisk og 
primær produksjon fordrer nærhet mellom brønnen og ressursen en skal utvinne. Siden 
begynnelsen av 1900-tallet har det vært gjort forsøk på å utvinne in situ, men først på 1950-
tallet var teknologien på et nivå som åpnet for fremgang på dette området. Denne delen 
redegjør for primær/kald utvinning, CSS og SAGD. Forklaringene er svært kortfattede og kun 
ment å gi en grov ide om det tekniske konseptet bak de ulike metodene. BS&W (Basic Solids 
& Water) verdien til bitumen blend fra in situ produksjon er lav nok til transport i rør og 
raffinering i konvensjonelle raffinerier. (OSTR 2004, s. 29) 
 
2.3.2.1 Primær/kald utvinning av bitumen 
 
I Cold Lake bruker en vertikale brønner og 
produserer store mengder sand sammen med 
oljen. Før 1990 var denne sanden et problem 
som førte til stor slitasje på 
produksjonsmateriell, men siden har nyere 
pumper redusert dette problemet betraktelig. 
I dag kalles produksjonsmetoden CHOPS 
(Cold Heavy Oil Production with Sand). Det 
viste seg å være gunstig å ta opp sand 
sammen med oljen da dette bidro til dannelse 
av ganger i sanden, såkalte ”wormholes”, der 
 
 Figur 2.4: Primær utvinning 
oljen kunne flyte. Dette bedret utvinningsgraden og økonomien i prosjektet. Metoden henter 
ut mellom tre og ti prosent av oljen i reservoaret (NEB 2000, s. 29). I Wabasca var alle forsøk 




brønner på 1990-tallet endret dette. I dag kan det bores brønner med flere avstikkere og en 
lengde på 15 kilometer fra ett enkelt hull. Dette er illustrert i figur 2.4 (NEB 2000). Området 
medfører ikke problemer med sand og utvinningsgraden varierer mellom 7 og 10 prosent 
(NEB 2000, s. 29).  
 
2.3.2.2 "Cyclic Steam Stimulation” (CSS) 
 
CSS, eller ”Huff og puff systemet", baserer 
seg på å produsere damp i store mengder og 
injisere det i brønner inntil en når en 
temperatur på 3000C og et trykk på 11 000 
kilopascal i snitt. Trykket skaper 
sprekkdannelser i steinformasjonene og lar 
det opphetede bitumenet renne til 
produksjonsbrønnen. Perioder med pumping 
av damp følges av bløtlegging og deretter 
produksjon. Når produksjonen begynner å 
avta, pumper en på ny damp inn og gjentar  
 
 Figur 2.5: CSS teknologi 
prosedyren. CSS utvinner mellom 20 og 25 prosent av oljen (NEB 2000, s. 27). En 
illustrasjon av metoden er gitt i figur 2.5 (NEB 2000). 
 
2.3.2.3 "Steam Assisted Gravity Drainage" (SAGD) 
 
SAGD benytter seg, i motsetning til CSS, av 
kontinuerlig oppvarming. En anvender to 
horisontale brønner hvor den ene ligger rett 
over den andre. Damp pumpes inn i det 
øverste røret og varmer opp oljesand og 
bitumen. Gitt tilstrekkelig gjennom-
trengelighet vil det varme bitumenet renne, 
sammen med kondensert damp, til det 
nederste røret og gjøre produksjon mulig. 
Siden dampen pumpes inn med et trykk som  
 




ikke er tilstrekkelig til å gi sprekkdannelser, vil den forbli i dampkammeret og dermed bidra 
til forholdsvis kraftig oppvarming. En illustrasjon av SAGD teknologi er gitt i figur 2.6 (NEB 
2004). SAGD henter ut rundt 60 prosent av oljen (NEB 2000, s. 28). I tillegg til høy 
utvinningsgrad bidrar det lavere damptrykket til reduserte driftskostnader og gjør det mulig å 
utvinne fra grunnere reservoarer enn CSS. Teknologien er forventet å være dominerende blant 
fremtidige in situ prosjekter. 
 
2.3.3 Oppgradering av bitumen til syntetisk råolje 
 
I oppgraderingsprosessen blir bitumen endret fra den tungtflytende tjæreliknende substansen 
med lavt hydrogennivå, mye svovel og tungmetaller, til syntetisk råolje av høy kvalitet. Dette 
oppnåes gjennom en prosess kalt ”coking”, reduksjon i svovelnivået og tilsetting av hydrogen. 
I dag har samtlige åpne miner og enkelte in situ prosjekter egne oppgraderingsanlegg.  
 
2.4  Teknologisk utvikling 
  
Det foregår en enorm satsing på utvikling av nye og forbedrete utvinningsteknologier. Dette 
må sees i sammenheng med at industrien er svært kostnadskrevende, slik at selv mindre 
forbedringer kan føre til store innsparinger. Alle teknologiene gjennomgått i denne delen er 
forventet å bli implementert innen 2017. Videre er det fokus på blant annet energiforsyning. 
Stikkord her er atomkraft, kull og kogenerering (en prosess som lager damp med elektrisitet 
som biprodukt).  
 
2.4.1 Åpne miner og teknologisk utvikling 
 
Et hovedelement er utvikling av nye materialer til blant annet dekk og graveutstyr som er mer 
slitesterkt. Videre er det forventet større gravemaskiner og lastebiler som kan flytte opp til 
500 tonn innen dette tiåret er omme. En annen mulighet er mobile ekstraksjonsenheter (fig. 
2.3), slik at bitumenressursen kan utvinnes nær minen. Dette vil gjøre det mulig å sende 
sanden, som følger som et biprodukt, rett tilbake til minen. Videre kan det åpne for minedrift i 
langt mindre skala enn det som i dag er mulig. Ved overgang fra nafta til parafin som 
fortynner, kan en oppnå tilstrekkelig lav BS&W verdi til transport i rør og tradisjonell 
raffinering. Dette er allerede kommersialisert ved det Shell-ledete Albian Sands og vil åpne 




forventet reduksjon av bitumentap ved selve mineprosessen. Når det gjelder utvinning av 
bitumen fra oljesand er en reduksjon til 5 prosent tap et realistisk mål på lengre sikt (OSTR 
2004, s. 20-24). 
 
2.4.2  In situ og teknologisk utvikling 
 
2.4.2.1 ”Vapour Extraction Process” (VAPEXTM) 
 
Denne metoden er svært lik SAGD, men en pumper et oppløsningsmiddel som propan eller 
butan inn i reservoaret i stedet for damp. Opptil 90 prosent av oppløseren er forventet å 
gjenvinnes. Dette reduserer gassforbruket, CO2-utslippene og vannforbruket dramatisk. 
Oljesandoperatøren EnCana forventer at drift og kapitalkostnader ved VAPEXTM vil være 
henholdsvis 50 og 75 prosent av SAGD (NEB 2004, s. 108). Et pilotprosjekt er i gang i Dover 
Underground Test Fasility i Athabasca, samt flere prosjekt av mindre skala. Metoden er minst 
fem år unna kommersiell bruk. 
 
2.4.2.2 ”Toe-to-Heel Air Injection” (THAI/CAPRI) 
 
THAI skiller seg fra de andre in situ teknologiene nevnt tidligere, men føyer seg inn i en lang 
rekke eksperimenter med å antenne oljen nede i bakken fremfor å varme den opp ved å sende 
damp ned. Prosessen danner en vegg av flammer under bakken som kontrolleres ved hjelp av 
oksygentilførsel. Varmen bidrar til delvis oppgradering av bitumenet og lar det renne til en 
produserende horisontal brønn. En THAI variant kalt CAPRI tilsetter en katalysator som 
bidrar til ytterligere oppgradering in situ. Metoden er ennå ikke prøvet i større skala. 
 
2.4.2.3 Videreutvikling av SAGD 
 
SAGD prosjekter har vært i kommersiell drift siden 2001 og teknologien relativt ny. Det er 
stort potensial for modifisering og forbedringer. På sitt Foster Creek SAGD prosjekt prøver 
EnCana et konsept med bruk av lavt trykk (>2000 kPa), lav temperatur (1800C) og elektriske 
pumper for å dytte bitumenet til overflaten. Det er forventet betydelig lavere damp/olje rate og 
kostnader. En annen variant av SAGD er ”Solvent Aided Process” (SAP) hvor et løsemiddel, 
typisk butan, tilsettes sammen med damp. Det er en rekke andre hybrider mellom bruk av 
termisk varme og løsemidler. Blant de mer prominente er ”Expanding Solvent SAGD” (ES-




Det er knyttet betydelig optimisme til disse teknologiene. Blant annet gir prognoser fra 
Alberta Energy Research Institute (AERI) at utvinningsgraden øker med 68 prosent, mens 
vann og energiforbruk reduseres med 45 prosent ved overgang fra SAGD til ES-SAGD 
(Plessis et al., 2004). Pilotprosjekter med ES-SAGD utføres i dag av Suncor, Canadian 














































3 REDEGJØRELSE FOR FRISBEE MODELLEN 
 
Oppgavens modellering følger FRISBEE modellen (Aune et al., 2005) og samtlige likninger i 
del 3 er hentet derfra. Modellen lar profittmaksimerende produsenter tilpasse seg en oljepris 
diktert av OPEC. FRISBEE vil ha to feltgrupper (j) for oljesandindustrien i Canada: in situ og 
åpne miner. Likningene som følger gjelder for hver feltgruppe. Det presiseres at oppgaven 
kun redegjør for den delen av FRISBEE som direkte berører modelleringen av 
oljesandindustrien. Sentrale tema som determinering av likevekt i det globale oljemarkedet, 
etterspørselssiden og modellering av gassmarkedet er utelatt. Notasjon er gitt i appendiks 1.  
 
3.1 Modellering av produksjon og investering i kapasitet 
 
Modellen gir aktørene mulighet til å investere i inkrementell kapasitet (en produksjonsøkning 
på ett fat) hvert år. Vi deler levetiden til et felt i fire faser. Lengden på fasene benevnes med ti, 
hvor i refererer til fasenummer. Fase 1, investeringsfasen, er perioden fra utvikling av feltet 
starter til produksjon kan begynne. I fase 2, oppbygningsfasen, antas halvparten av full 
kapasitet. Full produksjonskapasitet nåes i fase 3 (platåfasen). I fase 4 avtar 
produksjonskapasiteten med den konstante raten α hvert år. Produksjonsprofilen kan 
illustreres med følgende figur: 
 
 
Figur 3.1: FRISBEE produksjonsprofil 
 
Lengden på de tre første fasene er eksogent gitt, mens t4 er endogen. En kan i fase 4 investere 
i økt utvinningsgrad (RRI) og øke mengden tilgjengelige reserver, såkalte IOR-investeringer 
("Improved Oil Recovery"). Dette kan bidra til å løfte kapasitetstaket eller forlenge feltets 




overstiger inntektene fra produksjonen. Det er også mulig for produsentene å variere 
produksjonen noe for å ta hensyn til rådende oljepriser. I oljesandindustrien faller ikke 
produksjonen ettersom feltet eldes. Den avtakende kapasiteten i fase 4 utgjør derfor en 
svakhet i modelleringen, men er nødvendig for at FRISBEE skal fungere tilfredstillende. Så 
lenge α ikke er for stor regnes dette som en akseptabel forenkling.  
 
For å holde orden på en feltgruppe sin produksjonskapasitet deler vi feltene inn i årganger. 
Årgang n består av alle felt som trer inn i fase 4 om n år. Investering i ny kapasitet 
kategoriseres dermed som årgang n = (t1+t2+t3), hvor lengden på disse avgjøres av feltgruppen 
sin eksogent gitte utvinningsprofil. Når modellen går fra ett år til det neste, flyttes alle felt i 
årgang n til n-1. Feltgruppen sin totale kapasitet et år er summen av alle årgangene sin 
kapasitet. Vi antar for hver feltgruppe at full kapasitet er en eksogen andel η av feltets 
reservemengde. Forholdet mellom η og α er låst innen en feltgruppe. Vi lar α utledes av en 
viss daglig produksjonskapasitet over en gitt tidshorisont i avsnittene 4.2 og 4.3. Det kan nå 
vises at en årgang sin kapasitet er som følger: 
 





































hvor CAP og R angir henholdsvis årlig produksjonskapasitet og gjenværende reserve i 
utbygde felt (se del 3.2). Merk at tidsangivelsen i likning (3.1) er slik at kapasiteten for fase 4 
er angitt øverst, deretter fase 3 og så videre. Kapasiteten i fase to og tre er, gitt bevegelsene til 
n og Rn, konstante.  
 
3.2 Kategorisering av reserver og deres utvikling over tid 
 
Vi lar i det følgende begrepet ”ressurs” referere til mengden bitumen i bakken. ”Reserve” 
benevner den andel av ressursen som kan utvinnes. Modellens kategorisering av reserver og 







Figur 3.2: FRISBEE kategorisering av reserver og ressurser 
 
Reservekategoriene vi trenger for vår simulering er akkumulerte oppdagede reserver (ADDR), 
oppdagede ikke-utbygde reserver (UR), ressurser (inkludert akkumulert produksjon) i utbygde 
felt (RR), gjenværende reserver i utbygde felt (R) og akkumulert produksjon (AS). ADDR er 
lik UR i modellens første periode, men UR reduseres ved investeringer i nye felt. Dette flytter 
ressurser fra sett 2 til sett 1. Nye oppdagelser flytter ressurser fra sett 3 til sett 2.  
 
I figur 3.2 ligger reservene til venstre for utvinningsgraden (REC), mens ikke utvinnbar 
ressurs befinner seg på høyre side av denne. Vi antar samme utvinningsgrad for sett 3 som vi 
har for sett 2. Utvinningsgraden i sett 1 kan skille seg fra denne som følge av ulik teknologi 
eller ressurskvalitet. REC1 kan også endres som følge av investeringer med formål å øke 
denne (IOR-investeringer), og investeringer i ny feltkapasitet (RI). Vi har med dette følgende 










































































CAPn,t og Sn,t er henholdsvis samlet kapasitet og produksjon fra årgang n i periode t. I sett 2 
oppdateres utvinnbare reserver (UR) slik: 
 
( ) ( ) 1,216.3 ++ ⋅+−= ttttt RECDDRRIURUR  
 
hvor DDR er oppdagede ressurser forrige periode. Disse bestemmes i modellen som følger 
 
( ) tejt ePPDDRDDR δ−= 07.3  
 
Oppdagelsesfunksjonen (3.7) er i FRISBEE kalibrert slik at en oljepris på 40 amerikanske 
dollar per fat gir totale akkumulerte oppdagelser lik USGS (2000) sitt gjennomsnittsestimat av 
potensielle nye oppdagelser over denne perioden. Den forventede produsentprisen på råolje i 













tj PPPP  
 



















 angir driftskostnader per 
enhet for et felt i årgang n. I modellen er driftskostnadene per periode konstante innad i en 
årgang. Ulike årganger har imidlertid ulike driftskostnader per enhet grunnet teknologisk 
utvikling (τ ). Videre antar vi at de billigste feltene utvikles først. Dette kan begrunnes ut fra 
diskontering av fremtidige kostnader. De to effektene virker mot hverandre og 
kostnadsutviklingen over tid avhenger av hvilke av disse som dominerer. Vi antar følgende 






















Her kalibreres 1φ  og 2φ  slik at grensekostnaden per fat er lik pris i basisåret (28US$/fat) når 
produksjonsnivået er 99 prosent av full kapasitet, og 100US$/fat når produksjonsnivået er 100 
prosent av full kapasitet. Dette gjenspeiler at produsentene vil ha en produksjon tett opp til 
full kapasitet. Felt i fase 4 har en lavere utnyttelse av kapasitet i basisåret enn fase 3: 
 















SCSc ROO  
 
hvor 32 φφ > . Følgende likning holder orden på årgangenes driftskostnader: 
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hvor τP er en eksogen parameter som refererer til teknologisk vekst for felt i produksjon. 
Driftskostnadene per enhet er en avtakende funksjon av raten mellom ikke-utviklede reserver 






















Her refererer ROC 0,  til driftskostnadene per enhet for det billigste feltet i den relevante 





Vi antar at produsentene, ved beslutning om investering i nye felt, regner med produksjon 
inntil en minimumskapasitet κ nåes i fase 4. Denne måles i forhold til full 







κln14.3 32 −+= ttT  
 
I modellen antar vi at investeringskostnadene inntreffer på slutten fase 1. Vi lar RCC  angi 
totale udiskonterte kapitalkostnader ved investering i nye felt. Denne utvikler seg da som 

























hvor RCC 0,  angir initiale investeringskostnader til den relevante feltgruppen i basisåret. Vi ser 
at også investeringskostnadene stiger mot uendelig når UR går mot null og at teknologisk 
vekst (τI) påvirker disse. Likheten mellom (3.13) og (3.15) innebærer at feltene med lavest 
investeringskostnader også har lavest driftskostnader innad i en feltgruppe.  
 
Som en følge av knapphet på faktorer som kompetent arbeidskraft og produksjonsmateriell 
bør modellen åpne for stigende grensekostnad ved investeringer i nye felt. Basert på dette 
antar vi at dess høyere investeringsnivå det er det aktuelle året, dess høyere er marginale 
investeringskostnader. Videre vil noen felt til enhver tid være mer egnet for utbygging enn 
andre som følge av infrastruktur. For eksempel vil felt nær eksisterende raffinerier og veier 
være rimeligere å bygge ut enn øde områder. Som en indikator på disse faktorene bruker vi 
produksjon i den relevante feltgruppe (Sj) og total produksjon i den relevante geografiske 
region (S). Vi antar følgende funksjon for totale udiskonterte kapitalkostnader: 
 





















CjC 2,1,,5.016.3  
 
RI angir investering i nye reserver, mens cC,UR , cC,S1 og cC,S2 angir vekten på de tre variablene 
URj, Sj og S i funksjonen. Merk at (3.16) åpner for lavere investeringskostnader enn RCC  
dersom årlige investeringer er tilstrekkelig lave. 
 
Vi antar at grensekostnaden ved IOR-investeringer er avtakende i mengden gjenværende 
reserver, stigende i IOR, og at de langsiktige enhetskostnadene er en konveks funksjon av 












































































hvor IOR0 og IOREXP er parametere som angir hvor hurtig enhetskostnadene øker på 
henholdsvis kort og lang sikt. IOR-kostnadene inntreffer direkte etter at beslutningen om 
denne type investering er gjort.  
 
3.4 Produsentenes tilpasning 
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hvor h(r,t2,t3,T) er en diskonteringsfaktor som brukes for å finne nåverdien av fremtidige 
salgsinntekter: 
 
















































I (3.18) angir j’(j) undergruppen som selskapene kan investere i, dvs Canada i denne 
oppgaven. Videre er GT og NT henholdsvis brutto og netto skattesats. RISK er en konstant 
som gjenspeiler krav om økt fortjeneste grunnet usikkerhet, mens r er realdiskonteringsraten. 
For å finne diskonterte kapitalkostnader divideres udiskonterte kapitalkostnader på h()*η.  
 
Produksjonsnivået hver periode bestemmes ved å sette marginale driftskostnader, gitt i likning 
3.10 og 3.11, lik realisert produsentpris etter skatt i den aktuelle region: 
 









hvor PPr er produsentpris i regionen (Canada). Produsentene tar denne for gitt. FRISBEE 
modellen antar klarering i det globale oljemarkedet hver periode, slik at tilbud er lik 
etterspørsel. Dette skjer fordi OPEC justerer sin produksjon for å opprettholde en gitt oljepris. 
FRISBEE starter simuleringen i år 2000 og bruker faktiske priser der disse er kjent (til og med 
2004 i denne oppgaven). Prisen beveger seg deretter, i løpet av en 4 års periode, lineært mot 












































4 MODELLERING AV OLJESANDINDUSTRIEN 
 
Bitumen selges i to former: som syntetisk råolje (SCO) etter oppgradering, eller bitumen 
blend etter blanding med fortynnere som kondensat (Dilbit) eller SCO (Synbit). I dag 
produserer samtlige åpne miner SCO, mens in situ hovedsakelig produserer bitumen blend. 
Selv om alle olje og kondensat ressursene i hele Canada skulle brukes til bitumen blend 
produksjon, ville dette ikke holdt til å dekke behovet fra de enorme in situ reservene. Det er 
forventet at en voksende andel in situ prosjekter vil oppgradere bitumen til SCO i tiden 
fremover. Vi velger derfor å la begge feltgruppene produsere SCO. Denne er, med 360API og 
et svovelinnhold på 0,015 prosent, pris og kvalitetsmessig sammenliknbar med den 
konvensjonelle lette/middels tunge råoljen West Texas Intermediate.  
 
Oppgaven redegjør for et representativt miner/oppgradering og et representativt 
SAGD/oppgradering prosjekt for feltgruppene åpne miner og in situ. Vurderingen av 
kostnadene hviler tungt på tilsvarende anslag gjort av National Energy Board (NEB 2004). 
Samtlige kostnadsanslag er regnet om fra C$(2003) til US$(2003). En kanadisk dollar er 
verdsatt til 0,75 amerikanske (NEB 2004). FRISBEE kostnader i 2000 settes ut fra kostnader i 
2003. Estimert mengde bitumen bygger hovedsakelig på tall fra Energy Utilities Board (EUB 
2004). For å gi et inntrykk av produksjonskostnadene i oljesandindustrien oppsummeres disse 
i følgende tabell (NEB 2004): 
 
Tabell 4.1: Drift og tilbudskostnader for oljesandindustrien i 2004 (US$(2003) per fat ved anlegg)  
 Type råolje Driftskostnad Tilbudskostnada 
Cold Production – Wabasca, Seal Bitumen 3 til 5,25 7,5 til 10,5 
Cold Heavy Oil Production with Sand (CHOPS) – Cold 
Lake 
Bitumen 4,5 til 6,75 9 til 12 
Cyclic Steam Stimulation (CSS) Bitumen 6 til 10,5 9,75 til 14,25 
Steam Assisted Gravity Drainage (SAGD) Bitumen 6 til 10,5 8,25 til 12,75 
Mining/Extraction Bitumen 4,5 til 7,5 9 til 12 
Integrated Mining/Upgrading SCO 9 til 13,5 16,25 til 21 
a
 Tilbudskostnadene favner drift og investeringskostnader, skatter, royaltybetalinger og 10% realavkastning på 
investeringer.  
 
Kostnadsvariasjonen innad i produksjonsteknikkene skyldes hovedsakelig varierende pris på 
naturgass og ressurskvalitet. Oppgavens kostnadsfunksjoner dekker ikke kostnader knyttet til 
utbygging av rørledninger og lagerplass for råolje. Kostnadene fra leie av land, som er relativt 








En oversikt over kjente reserver, ressurser, akkumulert produksjon og utviklede felt i 2003 er 
gitt i følgende tabell (EUB 2004, s 2-1 til 2-7): 
 















etablerte reserver i 
utviklede felt 
Miner 17 998 2 885 5 590 461 5 129 1 280 
In situ 240 902 7 989,5 22 802 205,5 22 596,5 440,9 
Total 258 900 10 874,5 28 392 666,5 27 725,5 1 720,9 
 
Etablerte reserver i tabell 4.2 refererer til andelen som kan utvinnes ved dagens teknologi og 
forventede økonomiske betingelser. Vi tolker dette som at de kan utvinnes uten å overstige 
50US$ per fat med dagens teknologi. Tabell 4.2 gir at reservene i in situ gruppen utgjør 
størsteparten av bitumenreservene. På den annen side har miner foreløpig vært den 
dominerende produksjonsprosessen. Vi er også interessert i informasjon som sier noe om det 
ventede produksjonspotensialet til oljesandindustrien. Tabell 4.3 gir en oversikt over estimerte 
ressurser og potensial for produksjon (EUB 2004, s. 2-7 til 2-8). Disse anslagene favner, i 
motsetning til tabell 4.2, også forventede oppdagelser. 
 
Tabell 4.3: Forventede reserver og produksjon i oljesandindustrien (106 m3 bitumen) 
Feltgruppe Initialt forventet voluma Forventet produksjonspotensialb 
Miner 22 000 11 000 
In situ 378 000 39 000 
Sum 400 000 50 000 
a
 Oppdagete og forventede bitumenressurser. 
b
 Forventet akkumulert mengde bitumen utvunnet gjennom industriens levetid (inkluderer teknologisk utvikling). 
 
Reservekategoriene vi trenger i vår simulering er redegjort for i del 3.2. Produktet i vår 
modell er SCO. Det synes rimelig å bruke et gjennomsnitt av de fire dominerende 
miner/oppgraderings prosjektene, slik de er gjengitt i tabell 4.5, for raten SCO/bitumen. Vi 
finner at ett fat bitumen gir 0,884 fat SCO i snitt.  
 
Vår tolkning av EUB (2004) sine etablerte reserver åpner for at flere felt kan utvikles ved 
tilstrekkelig høy oljepris. Vi lar derfor modellens utvinnbare reserver i uutviklede felt være 25 
prosent høyere enn EUB (2004) sitt anslag på tilsvarende etablerte reserver, men kalibrerer 
gamma slik at produksjonskostnadene passerer 50US$ når etablerte reserver er uttømt (se 
avsnitt 4.7.3). FRISBEE måler ressurser i Mtoe (ett million tonn oljeekvivalenter er 7,33 




Tabell 4.4: Modellens ressurser og reserver i 2000 (Mtoe) 
Feltgruppe ADDR/UR RR R AS 

















 Ekvivalent i millioner kubikkmeter bitumen. 
 
Tabell 4.4 bygger på tabell 4.2, men for å finne tallene for 2000 ble produksjonen for 2000-
2002 trukket fra AS. Videre måtte R justeres noe opp og fordeles mellom årgangene 0-16 for 
å gjøre modellens produksjon lik faktisk produksjon i 2000-2004. Vi flyttet således ressurser 
fra sett 2 til sett 1 (se appendiks 2).  
 
4.2 Modellering av syntetisk råolje fra åpne miner 
 
Det representative prosjektet vi har som utgangspunkt bruker 4 år fra investering til 
produksjonsstart. Deretter er årlig produksjon 100 000 b/d (fat per dag) i to år, før en periode 
på 39 år med 200 000 b/d (NEB 2004, s. 124-125). Dette gir en total kumulativ produksjon på 
292 107 fat SCO over prosjektets levetid. Vi ønsker å tilpasse denne profilen til FRISBEE. Av 
hensyn til simuleringen i FRISBEE bør ikke fase 2 og 3 vare lenger enn to og ti år. Vi lar 
følgelig fase 1, 2 og 3 vare i henholdsvis 4, 2, og 10 år. Den 39 år lange platåfasen til NEB 
(2004) deles i en 10 år lang platåfase og fase 4. Andelen av produksjon som faller i fase 3 og 
4 settes lik produksjonsandelen som forekommer i NEB (2004) sitt representative prosjekts 39 
år lange platåfase. Da samlet produksjon er ett fat SCO blir dette 0,975 fat i vår modell. 
Størrelsen på α er, gitt t2, t3 og samlet produksjon, låst. Følgende likhet leder til α: 
 































Årlig produksjonskapasitet må avta med (1/29) i fase 4 for tilpasning av NEB sin 
produksjonsprofil til FRISBEE modellen. Dette synes å være akseptabelt. Produksjon i fase 2, 
3 og 4 er henholdsvis 0,025, 0,25 og 0,725 fat. Vi finner fra likning (3.14), med kappa lik 0,2, 
at forventet levetid for feltet (T) er lik 58,67 år.  
 
Produksjonsprosessen ved miner/oppgradering er svært energiintensiv. Selv om anlegget 
produserer 35 prosent av eget gassforbruk som et biprodukt, er eksternt gassforbruk per fat 
produsert hele 0,75Mcf (million kubikkfot). I tillegg kommer andre driftskostnader på 7,5US$ 




miljøkostnader og kjøp av elektrisitet. Til sist kommer en transportskostnad fra anlegget til 
lageret på Edmonton på 0,525US$ per fat (NEB 2004, s. 124). Vi ønsker også å åpne for 
kostnader knyttet til klimautslipp (se del 4.5.1). Dette leder til følgende likning for initiale 





O ppC  
 
hvor pgass og pCO2E refererer til pris på en Mcf gass og utslipp av ett tonn CO2-ekvivalenter.  
 
Både drift og investeringskostnadene varierer med kvaliteten på den syntetiske råoljen som 
produseres. Dette gjør sammenlikning vanskelig. Vi oppsummerer likevel kapitalkostnadene 
til de fire dominerende miner/oppgraderingsprosjektene (NEB 2004): 
 












(1998 – 2001) 
130,000 110,000 2 550a 23 182 ”Delayed 
Coking” 
Syncrude Stage 3 
(2000 – 2006) 
125,600 112,000 5 850b 52 232 ”Fluid Coking” 
Athabasca Oil Sands Project (AOSP) 
(1999 – 2003) 
161,290 153,225 4 275 27 900 ”LC-Fining” 
CNRL Horizon 
(2004 – 2011) 
270,000 232,000 6 375 27 156 ”Delayed 
Coking” 
a
 Inkluderer ikke tredje parts kostnader for kogenerering (produksjon av damp og elektrisitet i ett). 
b
 Inkluderer kapital til å forbedre nåværende anlegg og oppgradering av eksisterende produksjon.  
 
Totale udiskonterte investeringskostnader i vårt prosjekt er 5475MUS$ (millioner US$), mens 
kumulativ produksjon er 292 107 fat SCO (NEB 2004, s. 124-125). Vi setter følgelig 
udiskonterte investeringskostnader i vårt prosjekt lik 1,875US$ per fat SCO. Disse inntreffer 
rett før produksjon starter. FRISBEE investeringskostnad er vanskelig å sammenlikne med 
tabell 4.5, men en produksjonskapasitet på ett fat SCO om dagen i 40 år vil koste 27 375US$. 
Vi finner følgende likning for investeringskostnadene i basisåret:  
 
( ) 875,1 US$3.4 0, =RCC  
 








4.3 Modellering av produksjon av syntetisk råolje i in situ feltgruppen 
 
Denne feltgruppen er bredere enn kategorien for åpne miner. Årsaken er at de forskjellige 
produksjonsteknologiene egner seg i områder med ulike geologiske egenskaper. De fleste in 
situ utbyggingene i nær fremtid forventes å være SAGD prosjekter. Vi tar derfor 
utgangspunkt i et slikt prosjekt. Eventuelle teknologiske nyvinninger (som ES-SAGD eller 
VAPEX) modelleres som forbedringer i dette SAGD prosjektet. Det bør nevnes at 
kostnadsstrukturen, også med henhold til forbruk av eksternt kjøpt gass, er ganske like for 
CSS og SAGD produksjon. Kostnadsmessig ligger kald/primær produksjon noe under termisk 
produksjon. Vi modellerer likevel primær produksjon sine kostnader som SAGD. Dette kan 
forsvares, gitt en råoljepris på minst 20US$ per fat SCO, ved at den forventede moderate 
ekspansjonen i primær produksjon utlignes ved en naturlig reduksjon i produksjonskapasitet 
på andre felter. Primær produksjon ventes å være stabil rundt 15 000 m3/d bitumen (NEB 
2004, s. 28). 
 
SAGD prosjektet vi tar utgangspunkt i deler produksjonen i fem faser med daglig produksjon 
på henholdsvis 0, 30 000, 60 000, 90 000 og 120 000 fat bitumen. De fire første fasene har en 
varighet på tre år hver, mens siste varer i 30 år (NEB 2004, s. 123). Dette gir en total 
produksjon på 1511 106 fat bitumen over et tidsintervall på 39 år. Som en tilnærming lar vi 
fase 1, 2, og 3 vare i henholdsvis 4, 2 og 10 år. Tilsvarende regnestykke som likning (4.1) gir 
at α er 1/26, mens forventet levetid (T) er 54,85 år.  
 
Et sentralt element i driftskostnadene til et SAGD prosjekt er hvor mye damp en må bruke for 
å få ut oljen – olje til damp raten. I et godt reservoar, slik vi har lagt til grunn i vår modell, kan 
denne være rundt 2,5. NEB (2004) redegjør for et alternativt SAGD prosjekt der denne er hele 
3,5. Dette gir en økning fra 1,05 til 1,47Mcf gass per fat bitumen og betydelig høyere 
driftskostnader. Kvaliteten på reservoaret er et usikkerhetsmoment før produksjon starter. Vi 
lar vår modell bygge på et godt reservoar, men åpner for at dårligere reservoarer blir utnyttet 
over tid. Kostnader og gassforbruk kontrolleres for at ett fat bitumen gir 0,884 fat SCO. 
Videre finner vi oppgraderingskostnadene ved sammenlikning av to åpne miner prosjekter: et 








Tabell 4.6: Antakelser om kostnader ved SAGD/oppgradering (US$/fat SCO) 
Type operasjon Forbruk av ekstern gass (Mcf/fat SCO) Driftskostnader uten gass Vedlikehold 
SAGD (1/0,884 fat bitumen) 1,1878 4,2421 - 
Oppgradering 0,48 3,00 0,375 
SAGD/oppgradering 1,6678 7,2421 0,375 
 
I tillegg kommer en transportkostnad fra anlegget til lageret på Hardisty på 0,525US$ per fat 
(NEB 2004, s. 122-125). Driftskostnadene i det billigste feltet i feltgruppens basisår blir som 
følger: 
 
( ) 132,08,1421 US$6678,15.4
20, ⋅++⋅= ECOgass
R
O ppC  
 
SAGD investeringskostnadene i NEB (2004) modellen vi bygger på fordeles, etter en fast sum 
før produksjonsstart, over prosjektets levetid. Dette skyldes behovet for å bore stadig nye 
brønner. I vår modell inntreffer samtlige investeringskostnader før produksjonsstart. Dette 
gjøres slik at nåverdien av kapitalinvesteringen er den samme som den en hadde fått dersom 
en del av utgiftene hadde løpt over hele prosjektet. Vi lar diskonteringen bygge på NEB 
(2004) sin produksjonsprofil. De resterende utbetalingene fordeler seg dermed på en uniform 
strøm av 39 årlige kapitalutlegg. Det representative SAGD prosjektet har en 
investeringskostnad på 1425MUS$, hvorav 232,5MUS$ kommer før prosjektstart (NEB 2004, 
s. 122). Kumulativ produksjon er 1511 105 fat bitumen. Dette gir et kapitalutlegg per fat på 
0,1539US$ før produksjon og 0,7891US$ uniformt fordelt over 39 perioder per fat bitumen. 
Da ett fat SCO krever 1/0,884 fat bitumen må investeringskostnadene kontrolleres for dette. 
Sammenlikning av udiskonterte enhetskostnader ved to åpne miner prosjekter, et med og et 
uten oppgradering, gir en investeringskostnad på 0,9266US$ for oppgradering til ett fat SCO 
(NEB 2004, s. 122-125).Vi finner følgende uttrykk for investeringskostnaden i basisåret4:  
 










hvor RDISK er den forventede realdiskonteringsraten. Denne gir en investeringskostnad 
( )RCC 0,  på 1,32US$ per fat SCO med en realdiskonteringsrate på 10 prosent. Totale diskonterte 
kapitalkostnader for SAGD/oppgradering er da 5,84US$.  
 
                                                 
4
 For å identifisere investeringskostnadene etter produksjonsstart brukes følgende formel for nåverdi av en 
uniform betalingsstrøm: ( )[ ] ( )nn iiiAP +−+= 1/11 , hvor P er nåverdi, A er summen på hver enkelte 






Oljesandindustriens kanskje største og raskest voksende utfordring er miljøkostnadene. Vi ser 
i det følgende på industriens forbruk av miljøressurser. En velfundert samfunnsøkonomisk 
verdsetting av miljøgodene som går tapt anses å være utenfor denne oppgavens rekkevidde. 
Følgende avsnitt vil likevel gi et inntrykk av miljøkostnadene og hvilke begrensninger disse 
kan legge på industriens fremtidige vekst. Det synes ikke urimelig at kostnadene ved 
klimautslipp vokser lineært. Dette kan begrunnes med at oljesandindustrien, tross stort 
omfang, neppe påvirker globale utslipp av CO2E5 i nevneverdig grad. Kostnadene ved 
landskapsendringer og vannforbruk vokser derimot trolig konvekst. Årsaken er at knapphet på 




Den energiintensive oljesandindustrien slipper ut betydelig mer klimagasser enn vanlig 
konvensjonell produksjon. Utslipp av CO2E ved henholdsvis produksjon og "livsløp" er 
illustrert i figurene 4.1 og 4.2 (OSTR 2004): 
 
 
Figur 4.1: Utslipp av CO2E per fat produsert            Figur 4.2: Totale CO2E utslipp per m3 
 
Merk at enheten i figur 4.1 er fat, mens 4.2 bruker m3. Vi ser at utslippene er betydelige og 
tiltar ved forbrenning av biprodukter som koks. Fremtidig knapphet på naturgass kan gjøre 
dette mer attraktivt. Både Suncor og Syncrude brenner i dag koks for å redusere 
                                                 
5
 De viktigste CO2-ekvivalentene er karbondioksid (CO2), metan (CH4) og nitrogenoksid (N2O). Deres faktorer 




driftskostnadene. Figur 4.1 gir at miner/oppgradering og SAGD/oppgradering har CO2E-
utslipp på henholdsvis 112 og 132 kilogram per fat SCO ved bruk av naturgass. Vi ser i figur 
4.2 at produksjon av SCO slipper ut mer CO2E enn de andre oljetypene. Blant fremtidige 
rensetiltak er fanging av CO2E mest fremtredende. Denne kan deretter pumpes tilbake i 
reservoaret for økt utvinningsgrad (IOR), eller brukes til produksjon av for eksempel 
kullsengmetan (OSTR s. 64). Som vi så i kapittel 2 er det også stort potensial for reduserte 
utslipp gjennom implementering av ny in situ teknologi.  
 
I 2002 garanterte de føderale myndighetene at oljesandindustriens kostnader ved utslipp av 
CO2E ikke vil overgå 15C$ per tonn. Videre vil industrien ikke betale for de første 85 prosent 
av ”business as usual” utslipp per enhet før 2012 (OSTR 2004, s. 63). Kanadiske CO2E-
utslipp ligger an til å overstige deres tildelte Kyoto-kvote med minst 45 prosent (Barret, 
2006).  
 
I tillegg til klimagassene finner vi blant annet svoveldioksid (SO2), nitrogenoksider (NOX), 
hydrogensulfid (H2S), karbonmonoksid (CO), flyktige organiske sammensetninger (VOC), 
ozon (O3), polysykliske aromatiske hydrokarboner (PAH), partikkelsubstanser og reduserte 




I feltgruppen for åpne miner er reetableringen av bærekraftige økosystemer etter produksjon 
en utfordring. Sentrale elementer er at jorda har rett sammensetning, samt egenskaper som 
erosjon og kapasitet til å fange opp vann. Videre må flora og fauna gjenetableres i områdene. 
Størrelsen på arealbeslaget som følger av åpne miner kan illustreres ved følgende tabell (EUB 
2004, s. 2-6): 
 
Tabell 4.7: Arealbeslag ved åpne miner 
Prosjekt Beslaglagt landareala 
(hektar) 
Initial ressurs  
(106 m3 bitumen) 
Initial etablert reserve 
(106 m3 bitumen) 
Albian Sands 10 096 574 178 
Suncor 15 370 878 604 
Syncrude 21 672 1 433 959 
Total 47 138 2885 1741 
a Prosjektenes areal korresponderer med områdene fra prosjektgodkjennelsen.  
 
Tabell 4.7 impliserer at en kubikkmeter produsert SCO i snitt krever om lag 0,31 
kvadratmeter land (utledet fra etablerte reserver). Avleiringene som følger ved utvinning av 




det 6 m3 sand og 1,5 m3 gjørme (OSTR 2004, s. 35). Gjørmen blandes ut med vann og sendes 
med rørledning til avleiringsdammene. I tillegg til landskapsendringen følger risiko for 
lekkasje og forurensing av grunnvannet. Det er ventet at oljesandindustrien de neste ti år vil 
reetablere rundt 30 km2 land. Suncor og Syncrude alene vil trolig ha mer enn en milliard 
kubikkmeter uren gjørme å behandle innen 2020 (NEB 2004, s. 68-71).  
 
In situ produksjon krever betydelig mindre arealer. For eksempel er EnCana sitt Christina 
Lake prosjekt (SAGD), et område på rundt en kvadratkilometer, i stand til å produsere 95-125 
tusen fat om dagen. Ser en bort fra rydding av skog innen det relativt begrensede området, er 




God vannkvalitet er avgjørende for kvaliteten på de fleste operasjoner, fra utvinning til 
gjenetablering av land. Mesteparten av vannet kan resirkuleres etter bruk, men dårlig 
vannkvalitet har en tendens til å redusere produksjonseffektiviteten. Det er, grunnet faktorer 
som ressurskvalitet, operasjonsprosedyrer og resirkulering, stor variasjon i vannforbruket til 
ulike oljesandprosjekter. Vannforbruket til SAGD varierer mellom 2,5 og 4 enheter vann per 
enhet bitumen produsert. Variasjonen skyldes blant annet varierende damp/olje rate. Siden 
vann erstatter bitumen i bakken, vil en enhet bitumen produsert fjerne om lag en enhet vann 
permanent fra kretsløpet (Griffiths et al., 2003, s. 10). Vi ønsker et tilsvarende anslag for 
vannforbruk ved åpne miner. I 2001 trakk Suncryde 37 Mm3/y (106 m3 per år ) fra Athabasca 
elven. Tilsvarende tall for Suncor er 42 Mm3/y, men disse returnerte om lag 30 Mm3/y 
(Griffiths et al., 2003, s. 21). Syncrude og Suncor hadde i 2001 en produksjon på henholdsvis 
239 000 b/d og 145 000 b/d bitumen (TD Securities 2004). Dette gir et gjennomsnittlig netto 
vannforbruk på 2,5 enheter vann per enhet SCO. Syncrude og Suncor har begge lisenser på å 
trekke 60 Mm3/y vann fra Athabasca elven (Griffiths et al., 2003, s. 21).  
 
4.5 Oppsummering av kostnader 
 









Tabell 4.8: Oversikt over initiale enhetskostnader (US$/fat SCO) 
Feltgruppe Driftskostnad ( )ROC 0,  Udiskontert 





Miner/oppgr. 11,3143 1, 8750 8,75 20,07 
SAGD/oppgr. 13,7857 1,3236 5,84 19,63 
 
I tabellen er det brukt en gasspris på 3,38US$ per Mcf på anlegget. Dette svarer til en 
NYMEX gasspris på 4,25US$/MBtu (CERI 2004). I tillegg kommer skatter (se del 4.6) og 
risikopremie. Risikopremien er på henholdsvis 0,32 og 0,38US$ per fat for miner og in situ 
(se del 4.7.5). Realiserte kostnader i FRISBEE (gitt i tabell 5.4) avviker fra tabell 4.8 grunnet 
økende marginale drift og investeringskostnader. Også gasspris, gjenværende reserve og 
teknologisk vekst spiller inn.  
 
Følgende tabell oppsummerer industriens forbruk av miljøressurser per dags dato: 
 
Tabell 4.9: Oljesandindustriens forbruk av miljøressurser per m3 SCO 
Feltgruppe CO2E (kg) Land (m2) Sand (m3) Uren gjørme (m3) Vannforbruk (m3) 
Åpne miner 704,48 0,31 6 1,5 2,5 
In situ 830,28 - - - 3,68a 
a
 Av denne mengden trekkes 1 m3 permanent ut av vannets kretsløp. 
 
Andre biprodukter er svovel, koks, gips, ammoniumsulfat og urent salt vann. 
 
4.6 Skatter og royaltyutbetalinger 
 
I 1996 annonserte Alberta et nytt royaltyregime for oljesandindustrien. I prosjektets tidlige 
fase, før kapitalkostnader er inntjent, betaler oljeselskapene kun 1 prosent av samlede 
inntekter. Deretter, etter alle kostnader er inntjent, betales den største summen av følgende 
alternativer: 1 prosent av totale inntekter, eller 25 prosent av profitten. Dersom et selskap 
foretar nye investeringer kan dette resultere i fritak fra royaltyutbetalinger for eksisterende 
produksjonskapasitet. Til kapitalkostnadene legges også et krav om avkastning lik langsiktige 
kanadiske statsobligasjoner (www.energy.gov.ab.ca). I tillegg til royaltyutbetalinger kommer 
inntektsbeskatning. Det er beregnet at føderale og provinsielle inntektskatter, i kombinasjon 
med royaltyutbetalingene, etter samtlige investeringsutgifter er dekket, utgjør 62 prosent av 
prosjektets profitt (Taylor et al., 2005, s. 44). Vi setter i modellen nettoskatter lik 0,62, mens 







4.7 Fastsetting av gjenværende parametere 
 
Denne delen redegjør for de resterende parametere nødvendig for vår simulering av 
oljesandindustrien. Parametere som ikke er redegjort for er enten en funksjon av andre 
parametere (ny), eller satt lik for samtlige feltgrupper i FRISBEE (cC,UR, cC,S1, cC,S2 og tau). I 
flere tilfeller vil kalibreringen avhenge av produksjonskostnadene. Vårt valg av gasspris vil 
følgelig slå ut i kalibreringen. Utregninger som mangler i teksten finnes i appendiks 2.  
 
4.7.1 Kalibrering av DRR0 og delta 
 
DRR0 i likning (3.7) kan tolkes som de ressursene som oppdages i modellens første periode, 
gitt forventet produsentpris PPe. Delta bestemmer hvor hurtig oppdagelsene avtar over tid. 
USGS (2000) estimerer ikke nye oppdagelser av bitumen (se del 3.2). Vi antar derfor at 
halvparten av differansen mellom kjente ressurser i dag og EUB (2004) sitt estimat for total 
ressurs (se tabell 4.3) vil oppdages ved en forventet produsentpris på 40US$ over modellens 
30 år. Delta er lik 0,04 for samtlige feltgrupper i FRISBEE. Verdiene for DRR0 blir da 
henholdsvis 1,52 og 52 for åpne miner og in situ.  
 
4.7.2 Kalibrering av fi 
 
Likning (3.10) og kalibrering av 1φ  og 2φ , slik at marginalkostnaden i basisåret er lik 
henholdsvis 28 og 100US$ når produksjonsnivået er 99 og 100 prosent av full kapasitet, gir 
følgende likninger for fi: 
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Vi setter 23 φφ =  for å dempe effekten av avtakende kapasitet i fase 4. Verdiene for fi er gitt i 
tabell 4.11 
 
4.7.3 Kalibrering av gamma 
 
Parameteren γ i likningene (3.13) og (3.15) bestemmer samspillet mellom reservemengde og 
utviklingen av drift og investeringskostnader. Vår tolkning av etablerte reserver fordrer at γ 




uttømt. Teknologisk utvikling, nye oppdagelser og IOR-investeringer kan øke 
reservemengden som kan utvinnes til en lavere kostnad. Vi finner at følgende likhet må gjelde 










nadEnhetskostUS ln1$508.4 γ  
 
Her refererer GIUER til gjenværende uutviklet etablert reserve i 2000 (se appendiks 2), mens 
enhetskostnad benevner samlede diskonterte produksjonskostnader gitt i tabell 4.8. Vi finner 
at gamma er henholdsvis 0,802 og 0,9042 for miner/oppgradering og SAGD/oppgradering. 
 
4.7.4 Kalibrering av REC, IOR0 og IOREXP 
 
Utvinningsgraden REC er illustrert i figur 3.2 og finnes ved å dele reserve på ressurs i det 
aktuelle sett. Tabell 4.2, 4.3 og 4.4 gir følgende utvinningsgrader: 
 
Tabell 4.10: Utvinningsgrader for åpne miner og in situ 
Feltgruppe REC1 REC2=REC3 Forventet andel produserta 
Åpne miner 0,5598 0,3184 0,5000 
In situ 0,09 0,1189 0,1032 
a
 Denne ble funnet ved å dele forventet produksjonspotensial på forventet total ressurs i tabell 4.3.  
 
hvor REC1=(AS+R)/RR I tabell 4.4.  
 
Vi velger å kalibrere IOREXP og IOR0 slik at gjennomsnittlig utvinningsgrad passerer 
forventet andel produsert når IOR-kostnadene er lik 50US$. Videre setter vi i likning (3.17) 
for oljesandindustrien RRI(…(…)2)=1 og 0IORC  lik halve summen av driftskostnad, 
udiskontert kapitalkostnad og 2*RISK. For in situ gruppen finner vi fra likning (3.17) da at 
IOREXP skal være lik 11,9. Over tid vil utviklingen av dårligere felt redusere muligheten til å 
øke den gjennomsnittlige utvinningsraten (REC1). For åpne miner får vi et problem da initial 
utvinningsgrad er høyere enn den forventede gjennomsnittlige grunnet avtakende 
ressurskvalitet. For å unngå dette setter vi ( )210,1 5,0 RECRECREC j +=  i likning 3.17 for åpne 
miner. Dette gir IOREXP lik 7,97. Åpne miner vil initialt ikke gjøre IOR-investeringer og det 
vil bli gradvis dyrere å opprettholde høy REC1. 
 
Merk at vi med dette og del 4.1 åpner for større utvinnbare reserver og høyere utvinningsgrad 




4.7.5 Fastsettelse av RISK 
 
RISK er en konstant som gjenspeiler krav om økt fortjeneste grunnet usikkerhet.  
Oljesandindustrien er sensitiv overfor lav oljepris grunnet høye kostnader. På den annen side 
er Canada et stabilt land hvor myndighetene bestreber seg på å gi industrien forutsigbare 
rammebetingelser. Det kan nevnes at usikkerheten med henhold til størrelsen på eksisterende 
reserver generelt er lav i oljesandindustrien. Årsaken er at bitumenressursene er lettere å 
påvise enn konvensjonelle oljefelt. På den annen side er usikkerheten knyttet til reservoaret 
sin kvalitet betydelig for in situ produksjon. Vi setter RISK per toe lik 0,5US$ for 
miner/oppgradering og 0,625US$ for SAGD/oppgradering. Til sammenlikning er RISK satt 
lik 0,35US$ i Nordsjøen og 2US$ i afrikanske land (onshore). Diskontert risikopremie er 
henholdsvis 0,32 og 0,38 per fat for miner og in situ feltgruppene.  
 
4.8    Oppsummering av modellens parametere 
 
Modellens initiale reservestørrelser og kostnader er gitt i tabellene 4.4 og 4.8. Følgende tabell 
oppsummerer verdiene til parameterne for oljesandindustrien i FRISBEE.  
 
Tabell 4.11: Oversikt over FRISBEE parametere for oljesandindustrien 
Feltgruppe Alpha CC,UR CC,S1 CC,S2 CIOR δ DRR0 1φ  2φ , 3φ  γ GT IOR0 
Miner/oppgr. 1/29 4 0,1 0,4 7,09 0,04 1,52 88,69 166,2 0,802 0 1 
SAGD/oppgr. 1/26 4 0,1 0,4 8,18 0,04 52 86,21 179,4 0,9041 0 1 
 
 
Feltgruppe IOREXP κ η NT REC1a REC2a, 
REC3a 
RISK t1 t2 t3 T τ1 τρ 
Miner/oppgr. 7,97 0,2 0,0244 0,62 0,5598 0,3184 0,5 4 2 10 58,67 0,01 0,01 
SAGD/oppgr. 11,9 0,2 0,026 0,62 0,09 0,1189 0,625 4 2 10 53,85 0,01 0,01 
a














5 ANALYSE AV OLJESANDINDUSTRIEN I PERIODEN 
 2000-2030 
 
Vi kjørte FRISBEE modellen for tre prisscenarier: 20, 40 og 60US$ per fat. Scenariet med en 
produsentpris på 40US$ per fat brukes som referanse. Dette kjøres også med CO2-kvoter og 
hurtig teknologisk utvikling. Løsningen for gasspris og etterspørselssiden, som modelleres i 
FRISBEE, tas for gitt. De økonomiske mekanismene for tilpasning av produksjon analyseres 
ved hjelp av en teoretisk modell som redegjøres for i del 5.1. Appendiks 1 og 4 inneholder 
notasjon og utvalgte utregninger. Tabellene 5.2, 5.3 og 5.4 oppsummerer noen resultater fra 
scenariene. For detaljerte numeriske resultater henvises det til appendiks 3.  
 
5.1 Den teoretiske modellen 
 
Produsentene bestemmer hver periode produksjonsnivå og investering i produksjonskapasitet. 
For å få en enkel modell antas det at gjenværende reserve er eksogen. Denne vil typisk være 
en funksjon av utvinningsgraden, nye oppdagelser og tidligere perioders produksjon. Vi lar 
modellens kostnadsfunksjon være en forenkling av driftskostnadene i del 3.3.1, men  
inkorporerer klimautslipp vurdert i del 4.4.1. Klimautslipp modelleres som en funksjon av 
gassforbruk. Dette gir oss muligheten til å se på sammenhengene mellom CO2E-kvoter, 
gasspris og klimautslipp på en enkel måte. Driftskostnaden per enhet (C) er gitt ved: 
 


















hvor fotskrift t angir periode, KAP er produksjonskapasitet, q er produksjon i fat olje og 
( ) ( )ttECOtgasstt GRaxpapxz /22,1,,1,1 2 +++≡ . x1 er en konstant som gjenspeiler utgifter til faktorer 
som arbeidskraft, vedlikehold og elektrisitet, x2 er gassforbruk og GR er gjenværende reserve. 
Parameteren a1 gir forholdet mellom gassforbruk og klimautslipp (a1>0). a2 styrer økningen i 
C ved en marginal reduksjon i GR (a2>0). Vi antar at kostnadene er stigende og konvekse i 
produksjonsnivå (a3>0, b1>1). Merk at C stiger mot uendelig når gjenværende reserve (GR) 
eller kapasitet (KAP) går mot null.  
 
Investering i produksjonskapasitet (IKAP) antas å øke kapasiteten uniformt de neste ti 
periodene. Produksjonsprofilen kan illustreres ved å la t1=1, t2=0, t3=10 og t4=0 i figur 3.1. 













itt IKAPKAP  
 
Bestemmelse av kapasitet gjøres ut fra realdiskonteringsraten (r) og skatter (χ), samt 
forventninger om fremtidige priser ( )ep  og produksjonskostnader ( )eC . Vi gir produsentene 
adaptive forventninger og lar dem anta bruk av full kapasitet i etterfølgende perioder, slik at 
3,1 azC t
e
kt +=+  og te kt pp =+  for alle k>0. Nåverdien av forventet gevinst ved å investere i 
kapasitet (GEVIKAPe) er gitt ved  
 












113.5 χ  
 
hvor p er oljepris, χ er (netto) skatt og avgift per enhet solgt, r er realdiskonteringsraten og 










jtt rCpz χ . Kostnaden ved investering i kapasitet (KOSTIKAP) 
gjenspeiler sentrale elementer fra del 3.3.2 og er gitt ved 
 
( ) ( ) 2/4.5 bttt IKAPGRckapKOSTIKAP ⋅=   
 
Vi lar b2>1 slik at investeringskostnadene vokser konvekst. ckap er en konstant for kostnad 
ved investering i kapasitet. Merk at KOSTIKAP går mot uendelig når gjenværende reserve 
(GR) går mot null. Nåverdien av forventet profitt ved investering i kapasitet (V) er dermed 
gitt ved: 
 
( ) ( ) 2/5.5
,2
b
tttttt IKAPGRckapIKAPzV ⋅−⋅=  
 




















Denne gir at IKAP* tilpasses slik at grensekostnad er lik forventet grenseinntekt ved 
investering i kapasitet i optimum. Dersom dette ikke var tilfelle kunne produsentene øke 
forventet profitt ved å endre sin tilpasning. Vi ser av (5.6) at IKAP* øker i forventet 
produsentpris ( )10,...,2,1, =+ kpe kt  og gjenværende reserve (GR). Videre avtar IKAP* i skatter 




produksjonskostnader ( )eC . IKAP* avhenger negativt av b2, dvs hvor hurtig 
investeringskostnadene stiger i IKAP.  
 
Hver periode maksimerer produsentene profitt gitt kapasitet. Problemet og løsningen for 
produksjon (q*) er som følger: 
 


























3,117.5 χπ  























hvor (5.8) følger fra (5.7). (5.8) gir at produsentene tilpasser produksjon slik at 
grensekostnaden (MC) er lik produsentpris etter skatt i optimum. Vi ser at tilbudet (q*) øker i 
pris og avtar i skatter. En økning i driftskostnadene i z1 eller parameterne a3 og b1, som 
sammen bestemmer hvor fort produksjonskostnadene vokser i q, demper produksjonen. 
Likning (5.8) illustrerer modellens dynamikk: En endring i periode t i en faktor som inngår i 
parentesen vil endre denne, og dermed q*, i samme periode. Deretter vil, gitt at denne 
faktoren påvirker IKAP* (se likning (5.6)), produsentene endre investeringene i kapasitet og 
dermed KAP i de etterfølgende 10 periodene. Isolert sett vil en dobling av kapasiteten 
fordoble q*. Merk at GR er eksogen slik at produsentene ikke tar hensyn til at produksjon i 
dag reduserer gjenværende reserve og dermed øker kostnadene i senere perioder. 
Produsentene i FRISBEE tar heller ikke hensyn til dette.  
 
Løsningen for q* på redusert form følger fra (5.2), (5.6) og (5.8): 
 







































En illustrasjon av produsentenes tilpasning av produksjon, for gitt kapasitet samt verdier på 






Figur 5.1: Illustrasjon av produsentenes tilpasning av produksjon (q) 
 
hvor ( )[ ] 11/113,1 btbttt qKAPbazMC ⋅++= . MC-kurven skjærer MC,p-aksen i z1 og helningen avtar 
i kapasitet og øker i parameterne b1 og a36. Ettersom akkumulert produksjon vokser og 
gjenværende reserve avtar, vil MC kurven gradvis stige og bli brattere (se avsnitt 5.2.1). 
Investeringskostnadene er sunkne og produsentene kan, gitt gal tidligere forventning, ha 
positiv produksjon selv om samlede produksjonskostnader er høyere enn pris etter skatt. 
Følgende tabell oppsummerer modellens kvalitative resultater, med henhold til tilpasning av 
produksjon og kapasitet, ved økninger i modellens eksogene variabler og parametere i periode 
t: 
 
Tabell 5.1: Endring i q* og IKAP* ved økning i eksogene variable og parametere 






 + 0 - - - - - - 0 0 - 
∆IKAPt* + - - + - - - - - - 0
c
 - - - 
a
 Endring i IKAP følger av adaptive forventninger mht pris. 
b
 Endring i IKAP følger av adaptive forventninger mht fremtidig produksjonsteknologi. 
c
 Resultatet følger av at kt
e
kt KAPq ++ =  for alle k. (5.1) gir da 3,1 azC te kt +=+  
 
I tabell 5.1 ser vi kun på fortegnet til endringen. ∆q* betegner endret tilpasning av q*, mens 
∆IKAP* angir effekt på IKAP*. I figur 5.1 kunne resultatene fra tabell 5.1, med unntak av 
skift i p eller χ, blitt illustrert ved positive/negative skift i MC kurven.  
 
Vi bruker i dette kapitlet modellen til teoretisk analyse av isolerte effekter på produksjon i 
oljesandindustrien ved varig økt produsentpris før skatt (p), redusert gjenværende reserve 
(GR), innføring av CO2E kvoter, økt gasspris (pgass) og teknologisk utvikling. Derivasjon av 
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(5.9) med hensyn på y gir følgende skift fra initial likevekt i periode t-1 til periode t+k. (se 
appendiks 4): 
 


























































bititt ckapbGRzKAP  og y er en 
eksogen variabel eller parameter. Vi ser at verdien i (5.10) vokser over elleve perioder. 
Endringen fra periode t+k-1 til t+k finner en ved tkttkt yqyq ∂∂−∂∂ ∗ −+∗+ // 1 . Denne er lik 
( ) ttt yKAP ω⋅∂∂ + /1  for k=1,2,…,10. Et eksogent skift i en variabel fører til at produsentene 
maksimerer profitt gitt den nye verdien for fremtidige perioder ( )te kt yy =+ . Vi deriverer 
således KAPt med hensyn på marginal endring i forventning der disse endres. Samtlige skift 
vi skal analysere følger dynamikken vist i likning (5.10) og vi finner uttrykkene på de 
deriverte i denne. Den følgende teoretiske redegjørelsen fokuserer på skiftets fortegn og 
dynamikk, men de ulike variable og parameteres innflytelse på størrelsen til de deriverte gis i 




I FRISBEE er gjenværende reserve og gasspris endogene variabler. Utviklingen av disse 
spiller en sentral rolle ved produsentenes tilpasning av produksjon og investeringer. Det synes 
derfor hensiktsmessig å bruke den teoretiske modellen til å analysere skift i disse variablene, 
før vi tolker FRISBEE resultater i referansescenariet. 
 
5.2.1 Teoretisk analyse av effekter fra gjenværende reserve og gasspris 
 
Vi fokuserer først på uttømming av gjenværende reserve (GR). Dynamikken styres av (5.10) 
med GR for y. De deriverte er som følger: 
 







































































































t ωω  
 
Mindre GR hever utvinningskostnadene jamfør likning (5.1). Reduksjonen i q* i periode t er 
gitt i (5.11). (5.12) gir effekt de etterfølgende ti perioder fra økt investeringskostnad, samt 
redusert forventet fremtidig gevinst ved investering i kapasitet (GEVIKAPe). En brå 
reduksjon i GR vil ha effekten vist i figur 5.2:  
 
 
Figur 5.2: Tilpasning av produksjon ved redusert gjenværende reserve, økt gasspris eller innføring av 
     klimakvoter. 
 
Initial likevekt er gitt ved c1. Redusert GR øker driftskostnadene og ny likevekt er gitt ved c2. 
Lavere GR hever også kostnaden ved investering i kapasitet i dag og fremtidige forventede 
produksjonskostnader. Dette gir reduserte investeringer i kapasitet og dermed lavere q* i de 
etterfølgende periodene. Den nye likevekten, gitt ved c3, nåes etter elleve perioder. Jevn 
uttømming vil bidra til at MC-kurven stiger og blir brattere, jamfør mange små skift vist i 
figur 5.2. Likningene (5.1) og (5.4) gir at produksjons og investeringskostnadene stiger mot 
uendelig når GR går mot null.  
 
Økt pris på naturgass øker dagens og forventede produksjonskostnader. (5.10) styrer, med 
gassp  og egassp  for yt, produksjonsutviklingen. Vi finner at 
 



















































































Vi har to effekter: I første periode tilpasser produsenten seg det økte kostnadsnivået (gitt 
kapasitet) med lavere produksjon. Deretter bygges produksjonskapasitet ned som følge av 
lavere forventet gevinst ved investering (GEVIKAPe). Skiftet i tilpasning av produksjon er 
illustrert i figur 5.2. 
 
5.2.2 FRISBEE resultater i referansescenariet  
 
Vi kjørte FRISBEE med en OPEC pris 40US$ per fat, gratis CO2E-utslipp og middels 
teknologisk utvikling (τ1=τρ=0,01). FRISBEE ga en produsentpris før skatt på 43,4US$ per fat 
i Canada ved en OPEC pris på 40US$/fat. Noen resultater er oppsummert i følgende figurer: 
 
 
Figur 5.3: Konvensjonell og ukonvensjonell       Figur 5.4: Ukonvensjonell produksjon og gasspris  
     produksjon i referansescenariet.               i referansescenariet. 
 
Figur 5.3 viser tilbud fra miner, in situ og konvensjonell kanadisk produksjon stablet oppå 
hverandre. Konvensjonell produksjon avtar som følge av uttømming av gjenværende reserve. 
Vi ser at de to feltgruppene for oljesandindustrien etter 2010 viser sterk vekst. Åpne miner 
stabiliserer seg noe, mens in situ gruppen vokser kraftig også mot 2030. Dette skyldes at GR 
for åpne miner er mindre enn GR i in situ gruppen, relativt til investering i reserver i 
tidsrommet. Investeringskostnadene stiger følgelig tidligere og demper produksjonsveksten. 
Vekstraten er fra og med 2006 sterkest for in situ gruppen. Dette fører til at årlig produksjon 
fra in situ gruppen passerer den fra åpne miner mellom 2023 og 2024. Tilbudet fra 
oljesandindustrien passerer konvensjonell produksjon mellom 2013 og 2014, og stiger fra 
22,6 til 93,6 prosent av total kanadisk oljeproduksjon i tidsrommet 2000-2030. Veksten bidrar 




redusert konvensjonell produksjon. Dette er særlig interessant da Canada i dag er den største 
eksportøren av råolje og petroleumsprodukter til USA (TD Securities 2004). 
 
Veksten i perioden 2000-2004 skyldes eksogene investeringer i kapasitet før 2000, mens den 
fra 2004 til 2008 er relativt lav. Årsaken er lave investeringer i perioden 2000-2004 og at det 
tar tid fra investeringsbeslutning til produksjonsstart. De lave investeringene skyldes adaptive 
forventninger og lav oljepris før 2000.  
 
Figur 5.4 plotter samlet produksjon fra de to feltgruppene mot gassprisen. Denne øker kraftig 
og topper seg i 2006, før den avtar og stabiliseres rundt 260US$/toe. Den høye gassprisen i 
tidlige perioder demper produksjon og investeringer. Forventet gasspris (gjennomsnittlig 
gasspris de siste 6 år) avtar fra 394,6US$/toe i 2009 til 260US$/toe i 2015, og holder seg 
deretter ganske stabil. Dette bidrar til økte investeringer. Økt vekst skyldes dermed en 
kombinasjon av økt oljepris og lavere gasspris. In situ gruppen er mer gassintensiv enn åpne 
miner og følgelig mer sensitiv overfor gasspris, jamfør større x2 i likningene (5.13) og (5.14). 
FRISBEE synes å støtte opp om dette resultatet. Det bør nevnes at det finnes substitutter til 
naturgass, slik at gassforbruket per enhet vil synke når prisen øker. Nærliggende eksempler er 
biproduktet koks (nevnt i del 4.4.1) eller kull. Modellen tar ikke hensyn til dette.  
 
Miljøkostnadene gitt i tabell 4.9 gir at minene i 2030 vil ha beslaglagt om lag 740 km2 land og 
produsert 14 300 106 m3 sand og 3570 106 m3 uren gjørme til avleiringer. Vannforbruket til 
oljesandindustrien anslåes til 12 100 106 m3, hvorav 1920 106 m3 er permanent fjernet fra 
vannets kretsløp. Det synes ikke utenkelig at disse faktorene kan forhindre tillatelse til nye 
utbygginger, eller øke kostnadene og dermed dempe realisert produksjon. Utslipp av CO2E i 
perioden 2000-2030 beregnes til rundt 3537 106 tonn med dagens teknologi. 
 
NEB (2004) anslår produksjon i 2015 for åpne miner og in situ (omregnet fra bitumen til 
SCO) til henholdsvis 56,4 og 40,7 Mtoe (NEB 2004, s. 28). Våre tilsvarende tall er 59,8 og 
41,73 Mtoe. NEB (2004) antar en NYMEX oljepris på 24US$/fat for West Texas 
Intermediate og en NYMEX naturgasspris på 4US$/MBtu. Vår gjennomsnittlige gasspris 
denne perioden er 6,8US$/MBtu. Ulike antakelser om priser gjør sammenlikning vanskelig, 
men det synes ikke urimelig at effektene til en viss grad utligner hverandre. CERI (Canadian 
Energy Research Institute) regner med en nær tredobling av produksjonsnivået fra 2000 til 




5.3 Ulike prisscenarier: Produksjon ved en produsentpris på 20, 40 og 
60US$ per fat 
 
5.3.1 Teoretisk analyse av en permanent økning i produsentpris (p) 
 
Høyere oljepris gir økt produksjon og økte investeringer i kapasitet. Dynamikken følger 
(5.10) med p og pe for y. Vi finner følgende uttrykk for de deriverte: 
 















































































KAP χωω  
 
Dersom ikke økt produsentpris påvirket forventninger om fremtidige priser, ville effekten i 
(5.15) vært hele produksjonsøkningen som følge av en marginal prisøkning. Med adaptive 
forventninger vil imidlertid forventet fremtidig gevinst ved investering i kapasitet øke 
(GEVIKAPe), noe som jamfør likning (5.6) gir økt investering i kapasitet. Økt kapasitet gir 
deretter økt produksjon og denne effekten gis i (5.16). Oppbyggingen av kapasitet tar tid og 
full effekt på produksjon oppnåes i periode t+10. Følgende figur illustrerer skiftet: 
 
 
Figur 5.5: Tilpasning av produksjon ved en prisøkning 
 
Den initiale likevekten er gitt ved c1. Bevegelsen fra c1 til c2 skyldes ny tilpasning av 
produksjon, gitt dagens kapasitet, og inntreffer i første periode (likning (5.15)). Deretter vil 
kapasitet bygges opp i de etterfølgende 10 perioder. Effekten gis i likning (5.16). Dette fører 





5.3.2 FRISBEE resultater i de ulike prisscenariene 
 
For å se hvor sensitivt tilbudet fra oljesandindustrien er overfor endringer i pris, ble FRISBEE 
kjørt med høy (60US$/fat) og lav (20US$/fat) oljepris. Dette ga en produsentpris i Canada på 
henholdsvis 23,2 og 63,5US$ per fat. Modellen bruker faktiske priser til og med 2004. Prisen 
beveger seg deretter lineært mot den eksogent gitte prisen som nåes i 2008. Gassprisens 
dynamikk over tid er lik referansescenariet (figur 5.4) og gjennomsnittlig gasspris i perioden 
2000-2030 i lavprisscenariet, referansescenariet og høyprisscenariet er henholdsvis 271,7, 
273,9 og 275,9US$/toe. Prisforskjellen slår beskjedent ut på driftskostnadene, relativt til 
størrelsen på skiftet i oljepris. Følgende figurer sammenlikner produksjon og investeringer 
hvert femte år i de tre prisscenariene: 
 
 
Figur 5.6: Ukonvensjonell produksjon i prisscenariene     Figur 5.7: Investeringer i oljesandindustrien 
       
Vi ser hvor sterkt produksjon og investeringer varierer med oljeprisen. Årlig produksjon fra 
oljesandindustrien passerer konvensjonell produksjon mellom 2013 og 2014 i alle scenariene. 
Differansen mellom scenarienes forventede oljepris tiltar etter 2004 og investeringsnivået 
divergerer. Oppbygging av kapasitet tar tid og produksjonsøkningen, som følger både av 
tilpasning med økte marginale driftskostnader (5.15) og økt investering i kapasitet (5.16), 
kommer utover i scenariene med høy eller middels pris. Villigheten til å presse marginale 
investeringskostnader høyt ved høy oljepris illustreres ved sammenlikning av figurene 5.6 og 
5.7, samt tabell 5.4.  
 
I lavprisscenariet viser begge feltgruppene en tendens til svakt stigende produksjon, men 
investeringene er begrensede. Særlig den gassintensive in situ gruppen tjener på lavere 




legger grunnlag for produksjon og investeringer hele perioden. Oljesandindustrien kan ikke 
kompensere for fall i konvensjonell produksjon og total kanadisk produksjon faller under 
100Mtoe per år etter 2020 i dette scenariet. I FRISBEE er en liten del av reservene billige å 
utvinne, grunnet faktorer som infrastruktur og spisskompetanse (likning (3.16)). Dette kan 
forklare det forholdsvis høye investeringsnivået på tross av lav oljepris. Analysen av 
kostnader i kapittel 4 indikerer at en OPEC pris på 20US$ per fat er nær minimum for 
kommersiell utvinning av ukonvensjonell kanadisk olje. Industriens evne til å tåle svake 
globale oljepriser styrkes noe ved lave transportkostnader til det nordamerikanske 
oljemarkedet. I FRISBEE gjenspeiles dette ved at en OPEC pris på 20US$ per fat gir en 
produsentpris på 23,2 i Canada.  
 
Ved en oljepris på 60US$ per fat vokser oljesandindustrien kraftig. In situ gruppen står for 
over halvparten av årlig kanadisk oljeproduksjon etter 2025 i dette scenariet. Gruppens årlige 
investeringer topper seg i 2028 i høyprisscenariet, men stiger i de andre. Årlige investeringer 
er svært høye. Det kan tenkes at samfunnsøkonomiske miljøkostnader, knapphet på kvalifisert 
arbeidskraft, eller mangel på infrastruktur og rørledninger begrenser veksten, særlig i dette 
scenariet.  
 
CERI anslår investeringene i perioden 2000-2020 til omtrent 100 milliarder US$ (CAPP 
2005b). Tilsvarende tall i FRISBEE er 40, 171 og 315 milliarder US$ i lav, referanse og 
høyprisscenariet. Det synes ikke urimelig at differansen skyldes antatt oljepris. Samtidig er 
FRISBEE investeringsnivå fra 2000 til 2004 lavere enn det realiserte. Årsaken er trolig 
modelleringen av forventninger og den lave oljeprisen før 2000. 
 
5.4 Innføring av globale CO2E-kvoter i 2010 
 
5.4.1 Teoretisk analyse av innføring av globale CO2E-kvoter 
 
Innføring av CO2E-kvoter modelleres som at prisen på klimautslipp (pCO2E) i (5.1) er positiv. 
Dette vil ha samme effekt og dynamikk som økt pris på naturgass, redegjort for i 5.2.1, når en 
multipliserer (5.13) og (5.14) med a1. Dersom innføringen av kvoter er kjent før 2010 vil 
produsentene redusere investeringene i kapasitet før innføringen av klimakvoter. Årsaken er 
økte forventede driftskostnader. Dette er ikke tilfelle i kjøringen av FRISBEE. Pris på 




den annen side kan forbruket av forurensende kraftkilder (f. eks kull) vris mot renere kraft fra 
gass, særlig på lengre sikt. Videre må også gassprodusentene betale for sine utslipp. Dersom 
den første effekten dominerer over de to siste vil reduserte gasspriser dempe effekten av 
kvoter. Gassintensiv industri slipper typisk ut mer CO2E, men vil også nyte best av denne 
effekten (redegjort for i del 5.2.1).  
 
5.4.2 FRISBEE resultater ved innføring av globale CO2E-kvoter i 2010 
 
Referansescenariet ble kjørt med en kvotepris på 10US$ per tonn CO2E-utslipp. 
Klimakvotene trer i kraft i 2010 og koster henholdsvis 1,12 og 1,32US$ for miner og in situ 
per fat SCO produsert. Gjennomsnittlig gasspris i perioden 2010-2030 er 255US$/toe mot 
261US$/toe i referansescenariet. Reduserte gasskostnader demper følgelig effekten av kvoter 




Figur 5.8: Produksjon i referanse og kvotescenariet       Figur 5.9: Investeringer i referanse og kvotescenariet 
                                 
Figurene 5.8 og 5.9 sammenlikner produksjon og investeringer for hver feltgruppe i referanse 
og kvotescenariet. Tilpasningen er lik frem til 2010. Deretter faller investeringer og 
produksjon noe som følge av økte driftskostnader, jamfør mekanismene beskrevet tidligere. 
Akkumulert produksjon fra 2010 til 2020 avtar med 1,26 prosent for miner og 2,01 prosent for 
in situ. Det er en tendens til at produksjonsdifferansen mellom scenariene øker fra 2010 til 
2020. Dette skyldes effekten på produksjon via lavere investeringer i kapasitet. I tillegg til å 
ha høyest utslippsintensitet kommer en større andel av in situ gruppens investeringer og 
produksjon etter 2010, og rammes derfor av CO2E-avgiften. In situ gruppens tilpasning 





Den begrensede effekten på produksjon og investeringer skyldes trolig at utgifter til kjøp av 
kvoter utgjør en liten andel av de høye produksjonskostnadene. Det er tenkelig at effekten av 
kvoter ville vært sterkere ved lavere oljepris. Resultatet impliserer uansett at 
oljesandindustrien ikke nødvendigvis er særlig mer sensitiv enn konvensjonell produksjon 
overfor innføring av CO2E-kvoter, på tross av høye utslipp (illustrert i figur 4.2). En 
nærliggende implikasjon er at subsidiering av oljesandindustriens klimautslipp (se del 4.4.1) 
ikke er nødvendig for å sikre industriens fremtidige vekst.  
 
Oljesandoperatøren Suncor beregner kostnadene for oppfyllelse av Kyotoprotokollen til om 
lag 0,15–0,20US$ per fat (NEB 2004, s. 11). Det lave anslaget skyldes at industrien før 2012 
ikke vil betale for hele klimakvoten selv (se del 4.4.1). Dersom industrien ikke trenger å 
betale for alle sine klimautslipp, på tross av Canada sin ratifikasjon av Kyotoavtalen, vil 
effekten på produksjonsnivå og utslipp avta. Kostnadene kan også dempes gjennom 
rensetiltak, noe FRISBEE ikke åpner for.  
 
5.5 Teknologisk utvikling 
 
5.5.1 Teoretisk analyse av teknologisk utvikling 
 
Teknologisk utvikling modelleres som reduksjon i driftskostnader uten gass (x1), gassforbruk 
(x2) og investeringskostnader (ckap). Vi kan også få økt utvinningsgrad og dermed økt 
gjenværende reserve (GR). Vi ser først på reduksjon i x1. Et eksempel på dette er overgangen 
fra graveskovler og transportbelter til gravemaskiner og lastebiler nevnt i del 2.3.1. 
Dynamikken følger (5.10) med følgende uttrykk for de deriverte: 
 
















































































Teknologiske fremskritt kan også redusere gassforbruket (x2). Eksempler her er 
videreutvikling av SAGD eller mer effektiv separasjon av bitumen (se del 2.4). Derivasjon av 
(5.10) med hensyn på x2 blir lik (5.17) og (5.18), dersom en multipliserer med 
(pgass+a1*pCO2E). Vi ser at pris på CO2E-utslipp øker gevinsten ved redusert gassforbruk og 




gjennom økt utvinningsgrad. Dette blir lik likningene (5.11) og (5.12), men med positivt 
fortegn. Vi ser at teknologisk utvikling gir økt produksjon og investering i kapasitet. Det siste 
elementet vi ser på er billigere investering i kapasitet (ckap) som følge av teknologisk 
utvikling. Økningen i produksjon ved en marginal reduksjon i ckap følger (5.10) og de 
deriverte er gitt ved  
 












































Reduserte drift og investeringskostnader kan illustreres i følgende figurer: 
 
 
Figur 5.10: Reduserte driftskostnader            Figur 5.11: Reduserte investeringskostnader 
 
Skift i GR, x1 eller x2 er gitt i figur 5.10. Figur 5.11 gir redusert ckap. Vedvarende teknologisk 
utvikling vil føre til gjentatte skift lik de illustrert i figurene ovenfor. Resultatet impliserer at 
utvikling av ny teknologi motvirker de økte kostnadene fra redusert gjenværende reserve. I 
oljesandindustrien har denne effekten dominert og sørget for betydelige reduksjoner i 
utvinningskostnadene. Dette kan imidlertid ikke vare når reservene blir tilstrekkelig knappe.  
 
5.5.2 FRISBEE resultater ved hurtig teknologisk utvikling 
 
Vi økte årlig teknologisk utvikling (τ1 og τρ) fra en til tre prosent for oljesandindustrien i 
referansescenariet. Dette tilsvarer reduksjon i x1, x2 og ckap fra del 5.5.1. Indirekte kan også 
GR vokse gjennom billigere IOR-investeringer. Følgende figurer oppsummerer resultater for 






Figur 5.12: Produksjon i referanse og          Figur 5.13: Investeringer i referanse og      
     høyteknologiscenariet.                høyteknologi scenariet. 
                   
Produksjonen i perioden 2000-2030 økte med 15,2 prosent for miner og hele 27,7 prosent for 
in situ, relativt til referansescenariet. Differansen mellom de to scenariene, med henhold til 
både produksjon og investeringer, styrkes over tid. Dette skyldes økt forskjell i drift og 
investeringskostnader. In situ gruppen øker mest, delvis fordi en større andel av produksjon 
og investeringer kommer på et senere tidspunkt i modellen.  
 
Det synes som teknologisk utvikling spiller en viktig rolle i utviklingen av oljesandindustrien. 
Høye kostnader gjør selv små prosentvise besparelser store i absolutte tall. Ukjent fremtidig 
teknologisk utvikling og størrelsen på utslaget ved å sette tau lik 0,03 illustrerer usikkerheten i 
modellen, særlig på lengre sikt.  
 
5.6 Oppsummering av resultater 
 
Vi finner, ikke overraskende, at reduserte driftskostnader eller høyere oljepris gir økt 
produksjon. Produksjonsøkningen kommer fra to kilder. Først gir lavere driftskostnad eller 
høyere oljepris, sammen med stigende grensekostnad (MC), høyere produksjonsnivå for at 
optimeringsbetingelsen om likhet mellom grensekostnad og pris skal holde (5.8). For det 
andre bidrar reduserte driftskostnader eller økt oljepris til økt forventet gevinst ved 
kapasitetsinvesteringer. For gitte investeringskostnader, som vokser konvekst, vil likevekt 
kreve økte investeringer i kapasitet (5.6). Siden driftskostnadene avtar i kapasitet gir dette økt 
produksjon i senere perioder. Vi ser også at det tar tid å bygge opp kapasitet og ny likevekt 
oppnåes ikke umiddelbart. Ved reduserte investeringskostnader per enhet vokser 
kapasitetsinvesteringene for at (5.6) skal holde. Også dette gir økt produksjon på sikt. 




q og IKAP. Økte driftskostnader, investeringskostnader eller redusert oljepris har motsatt 
effekt.  
 
Følgende tabeller oppsummerer noen resultater fra FRISBEE: 
 
Tabell 5.2: FRISBEE resultater for produksjon hvert femte år i perioden 2000-2030 (Mtoe/år) 





































































































































































































































Tabell 5.3: FRISBEE resultater for investeringer hvert femte år i perioden 2000-2030 (MUS$/år) 











































































































































































































Tabell 5.4: Gjennomsnittlige drift og investeringskostnader i FRISBEE i perioden 2000-2030 (US$/fat SCO) 















































































































 Investeringer gjort i perioden 2000-2030 gir økt kapasitet også etter 2030. Dette er følgelig et uttrykk for 










Teknologiske fremskritt på midten av 90-tallet åpnet for kommersiell utvinning av kanadisk 
ukonvensjonell olje i stor skala. Kostnadsnivået er fortsatt høyere enn for konvensjonell 
produksjon, men vi så i kapittel 2 at potensialet for ytterligere kostnadsreduksjoner er godt. Vi 
fant i kapittel 4 at industriens produksjonskostnader i dag ligger noe i overkant av 20US$ per 
fat syntetisk råolje. Driftskostnadene varierer sterkt med gassprisen.  
 
Resultater i kapittel 5 tilsier at produksjonsveksten i perioden 2000-2030 er robust. 
Størrelsesordenen viste seg imidlertid sensitiv overfor endringer i oljepris og teknologisk 
vekst. Årlig produksjon fra 2005 til 2030 økte med henholdsvis 78, 483 og 753 prosent ved en 
oljepris på 20, 40 og 60US$ per fat i simuleringen. Veksten fra ukonvensjonell produksjon er 
i referanse og høyprisscenariet tilstrekkelig til at Canadas samlede oljeproduksjon øker 
betydelig fra 2005 til 2030, på tross av kraftig redusert konvensjonell produksjon. I 
referansescenariet steg oljesandindustriens andel av global oljeproduksjon fra 1,26 prosent i 
2005 til  hele 5,2 prosent i 2030. Hurtig teknologisk utviking økte akkumulert produksjon i 
perioden 2000-2030 med 21 prosent relativt til referansescenariet, mens innføring av 
klimakvoter fra 2010 (10US$/tonn) reduserte produksjonen i perioden 2010-2030 med 1,6 
prosent. Analysen indikerer at oljesandindustrien vil kunne bære kostnadene ved innføring av 
klimakvoter, gitt rimelige olje og kvotepriser. Vi merker oss samsvaret mellom 
implikasjonene fra den teoretiske modellen og FRISBEE simulering, med henhold til både 
endringenes fortegn og størrelse.  
 
Belastningene på Albertas natur som følge av ukonvensjonell oljeproduksjon er omfattende. 
Dette er, ved siden av høye drift og investeringskostnader, en av industriens største 
utfordringer i tiden som kommer. Fremtidige miljøkrav kan således resultere i at faktisk vekst 
blir noe lavere enn denne oppgavens framskrivning.  
 
Oppgaven konkluderer med at enorme reserver og akseptable produksjonskostnader vil gjøre 
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APPENDIKS 1: NOTASJON 
 
 
Notasjon i FRISBEE 
 
Notasjonen inneholder for enkelte variabler spesifikasjon mht tid (fotskrift t), årgang (toppskrift eller fotskrift n) 
og feltgruppe (fotskrift j). Således refererer n jtX ,  til variabelen X av feltgruppe j for årgang n i periode t. Dette 
kommer i tillegg til listen over notasjon som følger.  
 
ADDR:   Akkumulerte oppdagede reserver. 
AS:   Akkumulert produksjon. 
CC,UR:  Parameter som angir effekt av UR i marginalkostnadsfunksjonen. 
CC,S1:  Parameter som angir effekt av Sj i marginalkostnadsfunksjonen. 
CC,S2:  Parameter som angir effekt av S i marginalkostnadsfunksjonen. 
CIOR:  Parameter brukt ved kalibrering av REC, IOR0 og IOREXP. 
R
CC :  Udiskonterte kapitalkostnader per fat ved investering i nye felt. 
R
OC :  Initial driftskostnad per fat. 
( )nno Sc : Grensekostnad, drift (funksjon av feltgruppens produksjon Sn). 
CAP:   Produksjonskapasitet. 
DRR0:  Ressurser som oppdages i modellens første periode (år 2000).  
DDR:   Nye reserver oppdaget en periode. 
GT:  Bruttoskatt. 
IOR:   "Improved Oil Recovery" (øker utvinningsgraden). 
IOR0: Parameter som angir hvor hurtig enhetskostnadene til IOR øker på kort sikt. 
IOREXP: Parameter som angir hvor hurtig enhetskostnadene til IOR øker på lang sikt. 
NT:  Nettoskatt. 
px:  Pris på x, hvor x er gass eller CO2E-utslipp (inngår kun i denne oppgaven). 
PP:  Produsentpris på råolje før skatt. 
ePP :  Forventet produsentpris på råolje før skatt. 
r:  Årlig realdiskonteringsrate. 
R:   Gjenværende reserver i utbygde felt. 
RDISK:  Forventet realdiskonteringsrate (inngår bare i denne oppgaven og kun for in situ feltgruppen). 
RECi:   Utvinningsgrad for sett i, i = 1,2,3. Denne gir andel av ressursen som kan utvinnes. 
RI:   Investeringer i kapasitet målt i reserver. 
RISK:  Konstant som gjenspeiler usikkerheten knyttet til produksjon i en feltgruppe (risikopremie). 
RR:  Ressurser i utviklede felt (inkludert akkumulert produksjon). 
RRI:  Investeringer i fase 4 som øker andelen olje som kan utvinnes (IOR-investeringer). 
S:   Samlet produksjon en periode fra alle feltgruppene i en geografisk region.  
Sj: Feltgruppe j sin produksjon en periode. 
ti:   Lengden på fase i, i=1,2,3,4. Eksogent gitt for i = 1,2,3. 
T:  Et felt sin forventede levetid. 
TCC:  Totale kostnader ved investering i kapasitet. 
TCIOR:  Totale kostnader ved investering i økt utvinningsgrad (IOR-investering). 
UR:  Ikke utviklede, men oppdagede reserver. 
α:  Konstant som angir årlig reduksjon i produksjonskapasitet i fase 4. 
δ:  Parameter som påvirker hvor hurtig nye oppdagelser avtar fra en periode til den neste. 
iφ :  Parametere for kalibrering av grensekostnadsfunksjonen, i=1,2,3. 
γ:  Bestemmer hvor hurtig drift og investeringskostnader øker ved redusert gjenværende reserve. 
η:  Angir andelen av feltets reservemengde som kan produseres hver periode ved full kapasitet. 
κ: Minimumskapasitet for produksjon. 
1τ : Parameter for eksogen teknologisk utvikling. 







Notasjon i den teoretiske modellen 
 
I modellen refererer fotskrift t til variabelens eller det sammensatte uttrykket sin verdi i periode t. Toppskrift e 
refererer til forventning (Xe angir forventet X i senere perioder). 
 
a1:  Gir klimautslipp som en funksjon av gassforbruk (a1>0). 
a2:  Gir økt produksjonskostnad (C) ved redusert gjenværende reserve (GR) (a2>0).  
a3:  Gir økt produksjonskostnad (C) ved økt produksjonsnivå (q) (a3>0). 
b1:  Gir økt produksjonskostnad (C) ved økt produksjonsnivå (q) (b1>2).  
b2:  Gir hvor hurtig investeringskostnadene (KOSTKAP) stiger i kapasitet (IKAP) (b2>1). 
ckap:  Kostnad ved investering i kapasitet (konstant). 
C:  Produksjonskostnad (endogen). 
GEVKAPe: Forventet gevinst ved å investere i kapasitet (endogen). 
GR:  Gjenværende reserve (eksogen). 
IKAP :  Produsentenes investering i kapasitet hver periode (endogen). 
KAP:   Produksjonskapasitet (endogen).  
KOSTKAP: Kostnaden ved investering i kapasitet (endogen). 
MC:  Marginal produksjonskostnad (endogen). 
p:  Oljepris (eksogen). 
pgass:  Gasspris (eksogen). 
pCO2E:  Pris på utslipp av CO2-ekvivalenter (eksogen).  
q:  Produksjon (endogen). 
r:  Realdiskonteringsraten. 
x1:  Gjenspeiler utgifter til faktorer som arbeidskraft og elektrisitet i driftskostnadene (eksogen). 
x2:  Gassforbruk (eksogen). 
tz ,1 :  ( ) ( )[ ]tECOgasst GRaxpapx /221,1 2 +++  










t rCp χ  
tz ,3 :  tt GRCKAP /  
χ:  Netto skatt og avgift per enhet (må ikke forveksles med nettoskatt i FRISBEE). 











































APPENDIKS 2: FRISBEE UTREGNINGER  
 
 
Reservestørrelser og utvinningsgrad I FRISBEE 
 
Tabell 4.2 gir følgende regnestykker for utvinningsgraden i sett 2 (REC2 er illustrert i fig.3.2):  
 
 Miner/oppgradering (M/U): REC2=4811,25/(17998-2885)=0,3184,  
 SAGD/oppgradering (S/U): REC2=(27694,5/(240902-7989,5)=0,1189 
 
Videre finner vi fra samme tabell, etter omregning til Mtoe (7,33 106 fat SCO), følgende:  
 
Tabell A1.1: Faktiske reserver i 2003 (Mtoe) 
Feltgruppe ADDR/UR 2003a RR 2003 R 2003 AS 2003 
















a Miner: (5129-1280)*1,25=4811,25, In situ: (22596,5-440,9)*1,25=27694,5 
b
 Ekvivalent i millioner kubikkmeter bitumen 
 
For å finne tallene for 2000 må produksjon perioden 2000-2002 flyttes fra AS til R. Denne var hhv 55,27 og 
39,71 Mtoe for M/U og S/U (www.capp.ca). Vi finner følgende: 
 
Tabell A1.2: Faktiske reserver i 2000 (Mtoe) 
 AS R Gjenværende reserve i sett 2 
M/U 294,43 1026,27 2 975,03a 
S/U 116,19 374,21 16 846,41b 
a
 (5129-1280)*0,884*(6,29/7,33)+55,27=2 975,03, tall fra tabell 4.2 
b
 (22596,5-440,9)*0,884*(6,29/7,33)+39,71=16 846,41, tall fra tabell 4.2. 
 
Videre måtte R justeres noe opp og fordeles mellom årgangene 0-15 (investeringsbeslutning i 1984-1999), for å 
gjøre modellens produksjon lik realisert produksjon i 2000. Hensyn ble også tatt til realisert produksjon i 
perioden 2000-2004. Denne oppgaven oppgir kun samlet R i 2000. Vi fant at denne måtte være hhv 1152,4 og 
600 Mtoe for miner og in situ. Behovet for økt R, relativt til faktiske tall i tabell A1.1, skyldes hovedsakelig to 
faktorer:  
  
(i) Den forlengede produksjonsprofilen (fase 4). 
(ii) Feltgruppene 13-15 har investert i R, men ikke startet produksjon i 2000. Disse feltgruppene er store for 
å åpne for realisert produksjonsøkning til 2004. R i feltgruppene 0-12 (som produserer I 2000) er hhv 
691,4 og 429,9 Mtoe for miner og in situ i 2000. 
 
For å øke R overfører vi ressurser nok fra sett 1 til at R gir rett produksjon i 2000 og 2004, gitt REC2. Vi flytter 
en reserve på hhv 126,18 og 225,77 Mtoe fra sett 2 til R for miner og in situ. Dette tilsvarer en ressurs på hhv 
396,13 og 1898,78 Mtoe. Deretter oppdaterer vi ADDR og RR, Resultatene er gitt i tabell 4.4. REC1 finnes til 
sist ved formelen REC1=(AS+R)/RR. Dette gir følgende: 
  
Miner: (294,43+1152,4)/2584,63=0,5598 
 In Situ: (116,19+599,97)/7959=0,09 
 
 




































































CIOR:  M/U: 0,5*(11,3143+1,8750+2*0,5)=7,0947 
  S/U: 0,5*(13,7857+1,3236+2*6,25)=8,1797 
 
DRR0:  FRISBEE måler reserver i Mtoe. Tallene som følger kommer fra tabell 4.2. Videre tilnærmes 







te med 1/0,04=25 for samtlige feltgrupper. Vi finner følgende: 
  
  M/U: ( ) 52,12540884,0)33,7/29,6(17998220005,0 00 =⇔⋅⋅=⋅⋅−⋅ DRRDRR  
  S/U: ( ) 522540884,0)33,7/29,6(2409023780005,0 00 =⇔⋅⋅=⋅⋅−⋅ DRRDRR  
 
Fi1:  M/U: 100-11,3142=88,6857 
  S/U: 100-13,7857=86,2143 
 













= φφ  
















−= γγ  
  Merk at gjenværende reserve I sett 2 fra tabell A1.2 inngår i regnestykkene. 
 
Inv.kost.: M/U: (5,475*109)/(292*107)=1,875 (per fat SCO) 
  S/U for utvinning starter: (232,5*106)/(15111*105)=0,1539 (per fat bitumen) 
  S/U etter produksjonsstart: (1425*106)/(15111*105)-0,1539  
=0,9430-0,1539=0,7891 (per fat bitumen) 
 
IOREXP: M/U: 0



























T:  M/U: 2+10-(ln0,2/(1/29))=58,6737 















APPENDIKS 3: UTVALGTE FRISBEE RESULTATER 
 
 
Følgende tabeller oppsummerer de mest sentrale resultatene fra FRISBEE med henhold til oppgavens 
problemstilling. I tabellene refererer M/O, S/O, ukonv og CAN til henholdsvis miner/oppgradering, 
SAGD/oppgradering, ukonvensjonell (M/O+S/O) og Canada (konvensjonell+ukonvensjonell).  
 
Oljeprisen i Canada var henholdsvis 218, 183,5, 184, 206,3 og 264,4US$/toe i perioden 2000-2004 i alle 
scenariene. Deretter beveget den seg lineært mot henholdsvis 193,6, 317,8 og 465,6US$/toe i 20, 40 og 60 






























































































hvor fob og aob refererer til henholdsvis første og annenordensbetingelsen.  
 
 
Maksimering av profitt (π i likning 5.7) mht produksjon (q): 
 
( )



































































































hvor fob og aob refererer til henholdsvis første og annenordensbetingelsen.  
 
 






















































































Første, andre og tredje likhet følger fra hhv likning (5.8), (5.2) og (5.6). 
 
 
A.2.b.4 Utledning av likning (5.10): 
 

































































Siden skift i eksogen variabel skjer en gang og produsentene tilpasser seg optimalt vil endringen i investering, 
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Dynamikken i siste likning følger av likning (5.2) Vi finner dermed at 
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